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АННОТАЦИЯ 
 
Магистерская диссертационная работа изложена на  127  страницах 
машинописного текста, и включает в себя введение, четыре главы основного 
материала и заключение - библиографический список из 113 наименований и 
приложения. 
Цель работы. Разработать сетевой метод повышения качества  
нефтегазопромысловых работ, включая структуру, модели, алгоритмы и 
программное обеспечение. Оценить эффективность предложенной системы 
управления методом имитационного моделирования.  
1. Разработана структура и алгоритм функционирования 
автоматизированной системы управления технологическим процессом 
нефтегазопромысловых работ на уровне технологического оборудования и 
процессов, реализация которой позволила повысить коэффициент извлечения 
нефти и снизить эксплуатационные затраты. 
2. Разработана подсистема управления группой нефтяных скважин с 
учетом их взаимовлияния и построена упрощенная нейросетвая модель одного 
и нескольких пластов для многопластовой залежи. Определены алгоритмы 
управления.  
3. Построена локальная система управления отдельной добывающей 
скважиной, эксплуатируемой скважинной штанговой насосной установкой 
(СШНУ), с использованием результатов интерпретации данных нейросетевой 
модели.  
4. Разработан алгоритм согласованной работы подсистем нижнего 
уровня управления (локального) и верхнего (группового) управления скважин, 
реализация которого позволит повысить суммарную добычу нефти на 20,2%. 
5. Проведено моделирование работы нейронных сетей 
автоматизированной системы управления технологическим процессом 
нефтегазопромысловых работ.  
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ВВЕДЕНИЕ 
 
Современное развитие нефтедобывающей промышленности России 
характеризуется ухудшением структуры запасов нефти. Все большую роль в их 
структуре стали занимать трудноизвлекаемые запасы, эффективность 
выработки которых может быть достигнута лишь при условии применения 
новых высокоэффективных технологий повышения нефтеотдачи пластов. Роль 
последних в сложившейся ситуации значительно возрастает, так как 
увеличение нефтеотдачи на разрабатываемых месторождениях России всего 
лишь на один процент равносильно открытию нескольких крупных 
месторождений, которые могут обеспечить 2,5 - 3 - летнюю добычу нефти по 
стране. Учитывая то обстоятельство, что крупные месторождения России 
вошли в позднюю стадию разработки с круто падающей добычей, а новых 
открытий нет, главным условием стабилизации добычи нефти и дальнейшего 
развития нефтяной промышленности России становится разработка и 
внедрение новых высокоэффективных технологических решений для 
увеличения извлечения нефти из недр [3]. 
В настоящее время в России проводятся масштабные работы по созданию 
систем контроля и управления процессами разработки нефтяных 
месторождений, при этом в должной мере не принимается во внимание переход 
количественных изменений параметров в качественно новое состояние 
системы, которое не всегда удается обнаружить при традиционной 
математической формализации процесса.[10]. 
При создании систем контроля и управления нефтегазопромысловых 
работ должны ставиться задачи как управления разработкой на уровне 
упрощенных моделей пласта или его участка, так и выбора рационального 
режима работы насосного оборудования для каждой скважины, так как 
добывающие скважины являются сложными динамическими объектами 
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управления, и правильный выбор режима их работы играет решающую роль в 
процессе нефтегазопромысловых работ. 
Итак, в технологическом процессе нефтегазопромысловых работ 
требуется применить регулируемые по производительности маломощные 
насосные установки. На их основе возможно построение автоматизированной 
системы управления добычей нефти для отдельной скважины и системы 
управления группой скважин с учетом их взаимовлияния для исключения 
отрицательного влияния несогласованной работы на общий объем добычи 
нефти. Это позволит значительно повысить эффективность добычи нефти: с 
одной стороны, снизить заявленную мощность и износ оборудования, 
уменьшить количество простоев, а с другой стороны повысить коэффициент 
извлечения нефти за счет равномерной выработки запасов нефти, что 
значительно уменьшит себестоимость каждой добытой тонны нефти [4,17,80]. 
Таким образом, тема исследований является актуальной для 
автоматизации нефтегазопромысловых работ с целью повышения ее 
эффективности и уменьшения затрат.  
Цель работы 
Цель работы. Разработать сетевой метод повышения качества  
нефтегазопромысловых работ, включая структуру, модели, алгоритмы и 
программное обеспечение. Оценить эффективность предложенной системы 
управления методом имитационного моделирования.  
1. Разработана структура и алгоритм функционирования 
автоматизированной системы управления технологическим процессом 
нефтегазопромысловых работ на уровне технологического оборудования и 
процессов, реализация которой позволила повысить коэффициент извлечения 
нефти и снизить эксплуатационные затраты. 
2. Разработана подсистема управления группой нефтяных скважин с 
учетом их взаимовлияния и построена упрощенная нейросетвая модель одного 
и нескольких пластов для многопластовой залежи. Определены алгоритмы 
управления.  
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3. Построена локальная система управления отдельной добывающей 
скважиной, эксплуатируемой скважинной штанговой насосной установкой 
(СШНУ), с использованием результатов интерпретации данных нейросетевой 
модели.  
4. Разработан алгоритм согласованной работы подсистем нижнего уровня 
управления (локального) и верхнего (группового) управления скважин, 
реализация которого позволит повысить суммарную добычу нефти на 20,2%. 
5. Проведено моделирование работы нейронных сетей 
автоматизированной системы управления технологическим процессом 
нефтегазопромысловых работ.  
Методы решения 
При решении поставленных в работе задач использовались сетевые 
методы теории управления и системного анализа, нейросетевые технологии, а 
также теория имитационного моделирования. Применялись следующие 
программные продукты GID "Геология и Добыча" версия 2.5.79, East_32 
«Анализ ГТМ» версия 4.7.3.116, Borland Delphi 6, Tempest MORE 6.1 фирмы 
Roxar. 
На защиту выносятся: 
1. Структура и алгоритм функционирования автоматизированной 
системы управления технологическим процессом нефтегазопромысловых работ 
на основе распределения отбора по скважинам в зависимости от текущего 
расчетного дебита. 
2. Функциональная схема подсистемы управления группой скважин, 
алгоритм управления и архитектура полносвязной нейронной сети для одного и 
нескольких нефтеносных пластов. 
3. Структура локальной системы управления скважинной штанговой 
насосной установкой одной добывающей скважины и алгоритмы управления. 
4. Алгоритм расчета согласованного управляющего воздействия 
подсистем локального и группового управления скважин. 
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5. Результаты экспериментальных исследований разработанных 
алгоритмов управления, проведенных на программных моделях имитационного 
моделирования. 
Научная новизна результатов 
1. Новизна предложенной структуры сетевого метода повышения 
качества нефтегазопромысловых работ заключается в создании двухуровневой 
системы управления участком месторождения, включающего несколько 
близкорасположенных кустов и управления режимами работы насосного 
оборудования для каждой скважины в составе куста. 
2. Новизна предложенной подсистемы управления группой скважин 
заключена в том, что управление выполняется по упрощенной нейросетевой 
модели идентификации взаимовлияния группы скважин как многосвязного 
объекта, эксплуатирующих один или несколько пластов, что позволяет 
увеличить общий объем добычи нефти за счет согласования режимов работы 
3. Новизна предложенной структуры и алгоритмов функционирования 
системы управления скважинной штанговой насосной установкой заключается 
в возможности согласования скорости откачки со скоростью притока жидкости 
к забою скважины; при этом система использует в качестве параметров 
управления результаты интерпретации данных степени изменения дебита и 
промысловых исследований скважин. 
4. Новизна алгоритма совместной работы подсистем заключается в 
формировании управляющего воздействия на насосное оборудование путем 
расчета требуемого дебита обеспечивающего одновременно эффективное 
функционирование верхнего группового (взаимовлияние) и нижнего 
локального (приток) уровней управления. 
Практическая ценность полученных результатов 
1. Практическая ценность разработанного сетевого метода повышения 
качества нефтегазопромысловых работ заключается в возможности проведения 
оперативного контроля и регулирования процесса извлечения нефти путем 
управления в реальном времени режимами работы насосного оборудования, что 
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позволит значительно повысить технико-экономическую эффективность 
добычи нефти. 
2. Разработан модуль сбора, обработки и визуализации результатов 
имитационного моделирования, программа для ЭВМ №2005611306 «Helper», 
выполняющий задачу помощника в адаптации гидродинамических моделей и 
позволяет загрузить данные из различных гидродинамических симуляторов для 
их дальнейшего анализа 
3. Результаты имитационного моделирования процесса 
функционирования системы управления ТП нефтедобычи на примере моделей 
Лемпинской площади Салымского месторождения подтвердили эффективность 
внедрения предложенных алгоритмов управления. 
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1 Анализ текущего состояния качества нефтегазопромысловых работ 
1.1 Обоснование необходимости совершенствования процесса 
нефтегазопромысловых работ 
Научно-технический прогресс XXI века определяется информационными 
технологиями, и от того в какой степени они затронут нефтегазовую 
промышленность, зависит развитие топливно-энергетического комплекса 
России. 
Разработка нефтяных месторождений — интенсивно развивающаяся 
область науки. Дальнейшее ее развитие будет связано с применением новых 
технологий извлечения нефти из недр, новых методов распознавания характера 
протекания внутрипластовых процессов, управлением разработкой 
месторождений, использованием совершенных методов планирования разведки 
и разработки месторождений с учетом данных смежных отраслей народного 
хозяйства, применением автоматизированных систем управления процессами 
извлечения полезных ископаемых из недр, развитием методов детального учета 
строения пластов и характера протекающих в них процессов на сетевых 
методов, реализуемых на основе современной техники (рисунок 1.1). 
 
 
Наиболее полное извлечение нефти, газа и конденсата из месторождений 
— главное направление рационального использования недр. 
 
 
Рисунок 1.1 Структура проектирования разработки нефтяных 
месторождений 
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В процессе выбора режима работы насосного оборудования встает вопрос 
о способе изменения производительности оборудования [103,104]. 
Производительность автоматизированного насосного оборудования, 
например, электроцентробежного насоса (ЭЦН), можно изменять с помощью 
станций управления (СУ ЭЦН), скважинной штанговой насосной установки 
(СШНУ) с помощью регулируемого привода станка - качалки. 
При анализе текущего состояния фонда скважин и оборудования, с 
помощью которого они эксплуатируются, можно отметить, что не менее 80% 
всего действующего фонда скважин эксплуатируется штанговым скважинным 
насосом, причем имеется тенденция к увеличению абсолютного и 
относительного их числа. В первую очередь это объясняется следующими 
обстоятельствами. Штанговый насос в силу присущих ему особенностей 
позволяет с достаточной рентабельностью эксплуатировать очень 
малодебитные скважины, а фонд малодебитных скважин, как известно, очень 
велик. Поэтому среди всех способов, исключая фонтанный, первое место 
принадлежит штанговой скважинной добыче [1]. Но по мере истощения 
месторождения и снижения дебита скважины производительность насоса 
становится завышенной, что приводит к росту затрат энергии и 
дополнительному износу оборудования, а способа или системы плавного 
регулирования производительности насоса, т.е. согласования скорости притока 
жидкости к забою скважины и скорости откачки насосом, в настоящее время 
нет. 
Острой проблемой для развития нефтегазовой промышленности остается 
ее слабая оснащенность высокопроизводительной техникой и оборудованием 
для добычи нефти и газа. К 1990 г. в отрасли половина технических средств 
имела износ более 50%, только 14% машин и оборудования соответствовало 
мировому уровню, потребность по основным видам продукции 
удовлетворялась в среднем на 40-80%. Такое положение с обеспечением 
отрасли оборудованием явилось следствием слабого развития нефтегазового 
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машиностроения страны. Импортные поставки в общем объеме оборудования 
Достигли 20%, а по отдельным видам доходят и до 40% [107]. 
Таким образом, использование высокопроизводительной техники и 
нового автоматизированного оборудования в нефтегазовой отрасли может стать 
началом этапа последующей стабилизации добычи нефти и перехода на новое 
качество процесса эксплуатации нефтяных месторождений [70]. 
 
1.2 Анализ качества  процесса нефтегазопромысловых работ 
 
Острой проблемой для развития нефтегазовой промышленности остается 
ее слабая оснащенность высокопроизводительной техникой и оборудованием 
для добычи нефти и газа. К 1990 г. в отрасли половина технических средств 
имела износ более 50%, только 14% машин и оборудования соответствовало 
мировому уровню, потребность по основным видам продукции 
удовлетворялась в среднем на 40-80%. Такое положение с обеспечением 
отрасли оборудованием явилось следствием слабого развития нефтегазового 
машиностроения страны. Импортные поставки в общем объеме оборудования 
Достигли 20%, а по отдельным видам доходят и до 40% [107]. 
Таким образом, использование высокопроизводительной техники и 
нового автоматизированного оборудования в нефтегазовой отрасли может стать 
началом этапа последующей стабилизации добычи нефти и перехода на новое 
качество процесса эксплуатации нефтяных месторождений [70]. 
Системой разработки нефтяного месторождения следует называть 
совокупность взаимосвязанных инженерных решений, определяющих объекты 
разработки; последовательность и темп их разбуривания и обустройства; 
наличие воздействия на пласты с целью извлечения из них нефти и газа; число, 
соотношение и расположение нагнетательных и добывающих скважин; число 
резервных скважин, управление разработкой месторождения, охрану недр и 
окружающей среды. Построить систему разработки месторождения означает 
найти и осуществить указанную выше совокупность инженерных решений [66]. 
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Объект разработки — это искусственно выделенное в пределах 
разрабатываемого месторождения геологическое образование (пласт, массив, 
структура, совокупность пластов), содержащее промышленные запасы 
углеводородов, извлечение которых из недр осуществляется при помощи 
определенной группы скважин или других горнотехнических сооружений. 
Режимом работы залежи называется проявление преобладающего вида 
пластовой энергии в процессе разработки [16]. 
Энергия — это физическая величина, определяющая способность тел 
совершать работу. Работа, применительно к нефтедобыче, представляется как 
разность энергий или освободившаяся энергия, необходимая для перемещения 
нефти в пласте и дальше на поверхность. Различают естественную и, в случае 
ввода извне, с поверхности, искусственную пластовые энергии. Они 
выражаются в виде потенциальной энергии как энергии положения и энергии 
упругой деформации. Потенциальная энергия положения: 
 
   Eп = 𝑀𝑔ℎ𝑐𝑚                                                                                              (1.1) 
где M— масса тела (пластовой или закачиваемой с поверхности воды, нефти, 
свободного газа);  
      g — ускорение свободного падения;  
      h - высота, на которую поднято тело по сравнению с произвольно 
выбранной плоскостью начала отсчета (для жидких тел это гидростатический 
напор).  
Поскольку масса тела M = Vp , pghcm = р, то энергия положения равна 
произведению объема тела V на создаваемое давление р: 
𝑬п = 𝑽𝒑𝒈𝒉𝒄𝒎 = 𝑽𝒑                                                                                     (1.2) 
где 𝝆 — плотность тела.  
Потенциальная энергия упругой деформации: 
  𝑬𝝏 = 𝑷∆                                                                                                       (1.3) 
где P = pF — сила, равная произведению давления Р на площадь F ; Al — 
линейная деформация (расширение). 
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Так как приращение объема 𝑽 =  𝑭∆𝒍, то: 
 𝐸𝜕 = 𝑝∆𝑉                                                                                                     (1.4) 
Приращение объема ∆V при упругой деформации можно представить, 
исходя из закона Гука, через объемный коэффициент упругости среды: 
  β =
𝟏
𝑽
∙
∆𝑽
∆𝒑
                                                                              (1.5)                                                                            
Тогда: 
 𝑬𝝏 = 𝜷𝑽𝒑∆𝒑.                                                                                                 
(1.6) 
Следовательно, чем больше упругость и объем V среды (воды, нефти, 
газа, породы), давление и возможное снижение давления ∆р, тем больше 
потенциальная энергия упругой деформации. Количество пластовой воды и 
свободного газа определяется, соответственно, размерами водоносной области 
и газовой шапки, а количество растворенного в нефти газа — объемом нефти 
𝑽н и давлением рн насыщения нефти газом или газосодержанием 
(газонасыщенностью) пластовой нефти Г0 (объемное количество растворенного 
газа, измеренного в стандартных условиях, которое содержится в единице 
объема пластовой нефти): 
 𝑽г =∝р 𝒑н𝑽н = Г𝟎𝑽н                                                                                  (1.7)            
где а р  — коэффициент растворимости газа в нефти. 
Отсюда следует, что основными источниками пластовой энергии служат: 
-энергия напора (положения) пластовой воды (контурной, подошвенной); 
- энергия расширения свободного газа (газа газовой шапки); 
- энергия расширения растворенного в нефти газа; 
- энергия упругости (упругой деформации) жидкости (воды, нефти) и 
породы; 
- энергия напора (положения) нефти. 
Энергии этих видов могут проявляться в залежи совместно, а энергия 
упругости нефти, воды, породы наблюдается всегда. В нефтегазовых залежах в 
присводовой части активную роль играет энергия газовой шапки, а в 
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приконтурных зонах — энергия напора или упругости пластовой воды. В 
зависимости от темпа отбора нефти добывающие скважины, расположенные 
вблизи внешнего контура нефтеносности, могут создавать такой экранирующий 
эффект, при котором в центре залежи действует в основном энергия 
расширения растворенного газа, а на периферии — энергия напора или 
упругости пластовой воды и т. д. [67]. 
Эффективность расходования пластовой энергии, т. е. количество 
получаемой нефти на единицу уменьшения ее величины, зависит от вида и 
начальных запасов энергии, способов и темпа отбора нефти. 
Причем делается предположение о том, что в ячейке мгновенно 
устанавливается термодинамическое равновесие между всеми флюидами на 
время временного шага.  
 
На основании изложенного можно сказать, что значение пластовой 
энергии зависит от давления, упругости жидкости (нефти, воды) и породы, 
газосодержания, объемов воды и газа, связанных с нефтяной залежью. 
Искусственная энергия вводится в пласт при закачке в нагнетательные 
скважины воды, газа, пара и различных растворов. 
На практике системы разработки нефтяных месторождений различают по 
двум наиболее характерным признакам: 
1) наличию или отсутствию воздействия на пласт с целью извлечения 
нефти из недр; 
2) расположению скважин на месторождении. 
 
Рисунок 1.2 - Хорошо перемешиваемый резервуар = ячейка 
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По этим признакам классифицируют системы разработки нефтяных 
месторождений. 
Можно указать четыре основных параметра, которыми характеризуют ту 
или иную систему разработки [40]. 
Параметр плотности сетки скважин — площадь объекта разработки, 
приходящаяся на одну скважину. Если площадь нефтеносности месторождения 
равна S, а число добывающих и нагнетательных скважин на месторождении n, 
то: 
𝑺𝒄 =
𝑺
𝒏⁄                                                                                                            (1.8) 
Размерность [S𝐜] = м
2/скв. В ряде случаев используют параметр 𝑆сд 
равный площади нефтеносности, приходящейся на одну добывающую 
скважину. 
Удельный извлекаемый запас нефти или параметр А. П. Крылова Nкр — 
отношение извлекаемых запасов нефти по объекту к общему числу скважин: 
 Nкр = Nизв/n                                                                                               (1.9) 
Размерность параметра [𝑁кр] = т/скв. 
Кроме указанных параметров используют ряд других показателей, таких, 
как расстояние от контура нефтеносности до первого ряда добывающих 
скважин, расстояние между рядами, ширина блока и др. 
Для получения максимальной эффективности выработки запасов нефти и 
рациональной разработки месторождения становится актуальным 
необходимость использования потенциала имеющегося фонда скважин [16,45]. 
К числу эффективных методов увеличения нефтеотдачи относятся 
технические методы, в частности, изменение режимов работы скважин, но в 
данном случае необходимо учесть и определить по предыстории разработки 
месторождения влияние изменений режимов работы добывающих скважин и их 
взаимовлияние на нефтегазовую промышленность в целом по анализируемому 
участку месторождения. Поскольку со временем по мере роста обводненности 
продукции, отключения старых и ввода новых скважин это влияние будет 
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изменяться, предлагается определить влияние каждой скважины на 
окружающие и на добычу нефти по участку, усредненное за ограниченный 
промежуток времени (2-5 лет). Рассчитанные за последовательные промежутки 
времени коэффициенты влияния скважин позволят осуществить их 
прогнозирование. 
Добыча нефти в целом по залежи зависит от коэффициентов влияния 
скважин друг на друга, которые можно рассчитать в результате решения 
системы уравнений интерференции скважин - уравнений, связывающих дебиты 
и перепады давлений 𝑞 = 𝑘 ∗ ∆𝑝. Также в расчетах должно учитываться время 
запаздывания реакции скважин на возмущения в других добывающих или 
нагнетательных скважинах. 
Таким образом, при определении коэффициентов влияния скважин друг 
на друга возникает вопрос о том, как можно регулировать режим работы 
каждой скважины для достижения максимально возможной суммарной добычи 
нефти из скважин, входящих в анализируемый участок, с учетом их 
интерференции, для чего необходимо создать систему управления группой 
скважин. Основными параметрами управления являются дебит нефти 
(количество добытой нефти за единицу времени), перепад давлений - 
депрессия, коэффициенты взаимовлияния скважин и приведенный 
динамический уровень, так как все остальные параметры сводятся именно к 
ним. 
Высота столба жидкости в скважине, определяющая динамический 
уровень и его местонахождение, выражается формулой: 
𝐻заб =
104𝑃заб
𝛾ж
                                                                                               (1.10)                                                 
где 𝑃заб — забойное давление в кг/см
2
, 
𝛾ж — объемный вес смеси нефти и воды в столбе в кг/м
3 
Если обозначить через Нскв глубину скважины (расстояние от середины 
зоны перфорации до устья), то высота подъема жидкости составит: 
 Hвп = Hскв − Hзаб = Hскв −
104pзаб
γж
                                         (1.11)                                           
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 Динамический уровень, определяемый из выражения (1.10), называется 
«приведенным» потому, что его местонахождение (считая от забоя) 
вычисляется для определенного значения объемного веса жидкости,  т.е., 
«приводится» к нему.  
Способом добычи нефти (эксплуатации) называется процесс подъема 
жидкости из нефтяных скважин на высоту от приведенного динамического 
уровня (высота столба жидкости в межтрубном пространстве в текущий момент 
времени) до устья, осуществляемый посредством определенной для каждого 
способа совокупности технических средств. 
Рассмотрим насосные способы добычи нефти, при которых подъем 
жидкости осуществляется гидравлическими машинами, работающими на 
подводимой извне энергии [72]. 
1. Скважинный штанговый насос (СШН) с приводом, расположенным 
на поверхности и соединенным с глубинным насосом одинарного или 
дифференциального типа длинной штангой; работает от электродвигателя или 
газового двигателя. 
2. Погружной центробежный электронасос (ЭЦН). Двигатель и насос 
представляют собой единый погружной агрегат; электроэнергия подается по 
кабелю, расположенному параллельно подъемнику [58]. 
3. Гидропоршневой насос. Гидравлический поршневой двигатель и 
глубинный насос представляют собой единый погружной агрегат, приводимый 
в действие потоком сжатой жидкости (нефти), нагнетаемой с поверхности 
земли наземным силовым агрегатом; поршневым насосом с электродвигателем. 
4. Винтовой насос, отличающийся по схеме от ЭЦН только типом 
глубинного насоса: вместо центробежного насоса применен винтовой 
(объемного типа). Способ находится в стадии промышленного испытания. 
Штанговый насос в силу присущих ему особенностей позволяет с 
достаточной рентабельностью эксплуатировать очень малодебитные скважины, 
а фонд малодебитных скважин, как известно, очень велик. Поэтому, среди всех 
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способов, исключая фонтанный, первое место принадлежит штанговой 
скважинной добыче, который и будет предметом анализа. 
СШН установка отличается широкими функциональными 
возможностями, простой конструкцией, надежностью, способностью работать 
при небольших залежах нефти и при низком дебите. 
СШНУ применяется в малодебитных скважинах при подаче до 30 м3/сут, 
реже до 50 м3/сут при глубине подвески 1000-1500м. В отдельных случаях 
СШНУ могут использоваться при подвесках глубинного насоса до 3000 м или 
же в неглубоких скважинах с дебитом до 300 м3/сут. 
В действительности фактическая подача насоса всегда меньше 
теоретической вследствие утечек жидкости в насосе и через подъемные трубы, 
а также поступления газа в цилиндр насоса. Отношение фактической и 
теоретической подач и насоса называется коэффициентом подачи 𝛼. На 
практике коэффициент подачи изменяется в процессе эксплуатации насоса в 
широких пределах — от 1 до 0,1. Обычно насос работает до ремонта с 
коэффициентом подачи а, равным не менее 0,7. 
Принцип работы плунжерного насоса одинарного действия общеизвестен 
и работа скважинного насоса этого типа отличается некоторыми 
специфическими особенностями, обусловленными свободной подвеской 
нагнетательного трубопровода (насосных труб) и особенно большой длиной 
штока (насосных штанг) [1,2]. 
Широкое распространение СШНУ обусловлено, прежде всего, 
применением скважинного насоса объёмного типа, что обеспечивает: 
- возможность отбора жидкости от долей до сотен кубических метров в 
сутки при приемлемых энергетических затратах; 
- простоту обслуживания и ремонта в промысловых условиях; 
- малое влияние (по сравнению с другими способами) на работу 
установки физико-химических свойств жидкости; 
22 
 
- низкие требования к квалификации обслуживающего персонала. В 
отличие от всех других насосных установок, для СШНУ характерны 
следующие особенности; 
- гидравлическая часть насоса удалена от механической, т.е. плунжер с 
цилиндром находятся на расстоянии до 3000 метров от кривошипно- шатунного 
механизма; 
-вся установка вытянута по вертикали. 
Одним из параметров, характеризующих эффективность работы ШСН, 
является коэффициент подачи глубинного насоса  η, представляющий собой 
отношение фактической производительности (Qo) к его условной 
теоретической (QT) [97]: 
На коэффициент подачи влияет ряд факторов, основными из которых 
являются: 
- степень наполнения цилиндра насоса; 
- разность между величиной истинного хода плунжера и ходом 
полированного штока; 
- глубина подвески насоса; 
- наличие свободного газа в откачиваемой жидкости; 
- количество растворенного газа и усадка нефти. 
Главным показателем при оценке эффективности работы глубинного 
насоса чаще всего принимают коэффициент наполнения насоса.  
Коэффициент наполнения насоса, кроме прочих учитываемых 
параметров, зависит от скорости перемещения плунжера вверх. Здесь 
возможны три режима подъема плунжера: 
а) Скорость подъема плунжера ниже критической 𝑉пл< Vкр; давление в 
отверстии клапана остается выше Рнас. Коэффициент наполнения меняется 
незначительно. 
б) Скорость подъема плунжера равна критической 𝑉пл= Vкр; давление в 
приемном клапане равно Рнас. Коэффициент наполнения меняется в 
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приемлемых пределах, но требуется коррекция режима работы насоса для 
увеличения коэффициента полезного действия и производительности.             
в) Скорость подъема плунжера выше критической 𝑉пл> Vкр; подача 
насоса снижается вплоть до полного прекращения [6]. 
Зависимость коэффициента наполнения от скорости движения плунжера 
вверх показана на рисунке 1.3. Зависимость носит качественный характер, для 
каждой скважины и насоса строится конкретный график. 
 
Рисунок 1.3 - График накопления и откачки жидкости 
Как видно из графика, максимальная подача насоса находится вблизи 
критической скорости движения плунжера. Дальнейшее повышение скорости 
плунжера может привести не только к снижению подачи, но и к ее полному 
прекращению (разумеется, при определенных параметрах газосодержания и 
давления насыщения скважинной жидкости, учитываемых выражением (1.16)), 
но можно отметить также, что при снижении скорости увеличивается подача 
насоса [2,27]. 
Добыча нефти из малодебитных скважин составляет небольшую долю 
общей добычи, но материальные затраты на их эксплуатацию весьма 
значительны. Отсюда вытекает существенное повышение эффективности 
процесса эксплуатации малодебитных насосных скважин и необходимость 
уделить этому вопросу соответствующее внимание. При эксплуатации 
малодебитных насосных скважин рассматриваются три случая: 
- непрерывная откачка жидкости с полным заполнением цилиндра 
насоса; 
- непрерывная откачка с незаполнением цилиндра; 
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- периодическая откачка с заполнением цилиндра. 
Непрерывная откачка жидкости с полным заполнением цилиндра насоса в 
практических условиях почти не встречается вследствие того, что применяемые 
станки-качалки не могут обеспечить в большинстве случаев малую 
производительность установки. Кроме того, часто экономически 
нецелесообразно откачивать жидкость из малодебитных скважин с полным 
заполнением цилиндра. Поэтому в основном малодебитные скважины 
эксплуатируются либо непрерывно с незаполнением цилиндра, либо с 
периодической откачкой жидкости, но с полным заполнением цилиндра. 
Незаполнение цилиндра насоса жидкостью вследствие превышения 
подачи насоса над притоком из пласта означает, что насосная установка 
работает с запасом подачи. Запас подачи определяется следующим образом: 
 𝑘 =
𝜂𝑛 ∗ 𝑄𝑇
𝑄0
 
где  𝜂𝑛 — возможный коэффициент подачи нового насоса,  
       Qт— теоретическая подача, м3/сут,  
       Q0 — дебит скважины, м
3/сут.  
Значит, если, например, 𝑄𝑇=10 м
3/сут,  𝑄0 =4 м
3/сут  и  𝜼𝒏 = 0,8, то к= 2. 
При этом насос работает с фактическим коэффициентом подачи не более 
0,4. Если при работе без запаса подача насоса в течение межремонтного срока 
будет непрерывно снижаться вследствие износа его, то при наличии запаса она 
все время или часть межремонтного периода поддерживается постоянной. 
Поэтому добыча нефти из скважины во втором случае будет больше. Могут 
улучшиться и другие технико-экономические показатели. Однако работа с 
запасом подачи имеет и отрицательные стороны: возрастает износ 
оборудования, уменьшается к. п. д. установки, увеличиваются вредные 
инерционные усилия в штангах и деталях станка- качалки и т. д. Все эти 
отрицательные явления увеличиваются с увеличением запаса подачи насоса 
[2,6]. 
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Режим работы насоса при его незаполнении характеризуется 
неуравновешенностью станка-качалки, что ведет к ускорению износа всего 
наземного оборудования. Кроме того, при работе насоса с низким 
коэффициентом заполнения быстро выходит из строя узел: плунжер-втулка, 
сальник и др., что ведет к быстрому износу скважинно-насосного 
оборудования, уменьшается коэффициент полезного действия установки, 
увеличивается расход электроэнергии. 
Наличие устойчивого притока при небольшой, но постоянной депрессии 
на пласт, особенно в скважинах, продукция которых содержит некоторое 
количество песка, может создать условия, при которых будет целесообразна 
непрерывная откачка. При постоянном режиме эксплуатации приток жидкости 
происходит практически почти без колебаний уровня в скважине. Это создает 
лучшие условия дренирования пласта и очистки забоя и значительно 
уменьшает возможности заедания плунжера из-за попадания в насос песка при 
частых остановках скважины. 
Следует отметить, что существующие системы управления позволяют 
СШНУ работать только в периодическом режиме работы для малодебитных 
скважин, который имеет существенные недостатки, а именно: 
- частые «остановы-пуски» электродвигателя приводят к уменьшению 
срока его службы из-за больших пусковых токов, превышающих рабочие на 
порядок; 
- по мере уменьшения залежей нефти появляется необходимость в 
уменьшении числа оборотов электродвигателя, что приводит к необходимости 
приобретения электродвигателей с меньшей скоростью вращения; 
- периодический режим был введен ввиду несогласованности скорости 
откачки и скорости накопления; 
- при постоянном режиме эксплуатации приток жидкости происходит 
практически почти без колебаний уровня в скважине, что создает лучшие 
условия дренирования пласта и очистки забоя и значительно уменьшает 
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возможности заедания плунжера из-за попадания в насос песка при частых 
остановках скважины [12]. 
Итак, применение непрерывного режима откачки СШНУ позволит 
избавиться от всех вышеперечисленных недостатков периодической откачки 
СШНУ, также при непрерывном режиме откачки уменьшается обводненность 
извлекаемой жидкости, но для реализации непрерывного режима откачки надо 
оснастить СШН регулируемым электроприводом, который будет регулировать 
скорость откачки в зависимости от параметра, характеризующего 
эффективность работы СШНУ, измеряемого и определяемого прямыми или 
косвенными способами. 
При непрерывном режиме откачки СШНУ возникает проблема снижения 
подачи насоса, но есть ряд способов для борьбы с ней. 
Существует два приемлемых способа избежать снижения подачи 
насоса: 
а) Повысить давление на приеме путем увеличения глубины подвеса 
насоса. 
б) Уменьшить скорость движения вверх плунжера до уровня ниже 
критического. 
Первый вариант неудобен тем, что трудоемкость и затраты времени на 
изменение глубины подвеса насоса весьма значительны, а при достаточно 
частых изменениях эксплуатационных параметров скважины просто 
неприемлемы. 
Для реализации второго способа необходимо оснастить балансирный 
станок-качалку регулируемым электроприводом. 
Применяемый в настоящее время на всех промыслах асинхронный 
привод станков-качалок не предусматривает регулирования частоты вращения 
электродвигателя. Между тем, можно отметить несколько факторов, помимо 
снижения подачи насоса, влияющих на потребность в регулируемом приводе. 
Во-первых, в начальный период эксплуатации скважины должен быть 
установлен оптимальный режим отбора жидкости, обусловленный 
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геологическими и технико-экономическими факторами. Для установления 
такого режима необходимо плавно изменять частоту качаний балансира, 
соответственно меняя темпы отбора жидкости из скважины и определяя ее 
дебит при каждом новом положении динамического уровня. 
Во-вторых, с течением времени по мере использования насоса 
продуктивность скважины начинает уменьшаться, все больше отклоняясь от 
оптимальной. Длительная работа скважины в оптимальном режиме может быть 
обеспечена, если по мере износа насоса будет, соответственно, увеличиваться 
частота качаний станка-качалки. 
В настоящее время СШНУ останавливают, и насос извлекают из 
скважины для ремонта при уменьшении коэффициента подачи насоса в два раза 
против начального значения. При регулируемом электроприводе возможно 
увеличение межремонтного периода работы насоса и сокращение времени 
простоев скважины, обусловленных необходимостью смены насоса. 
В-третьих, имеются такие скважины, на которых необходимо постепенно 
увеличивать частоту качаний после пуска скважины вследствие большого 
содержания песка в откачиваемой жидкости. 
При этом возникают следующие требования к электроприводу: 
-широкий диапазон регулирования скорости вращения; 
-регулирование скорости электропривода с плавным изменением 
скорости вращения двигателя [75,96]. 
Таким образом, для реализации непрерывного режима возникает 
необходимость согласования скорости откачки со скоростью накопления и 
управления производительностью насоса и это можно осуществить, как было 
сказано выше с помощью регулируемого электропривода, с созданием 
соответствующей системы управления. Система управления должна 
устанавливать необходимую скорость откачки, основываясь на данных прямых 
методов измерения дебита нефти (динамического уровня) или косвенных 
методов измерения. Дебит скважины по нефти или по жидкости является 
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основным показателем производительности скважины, и все остальные 
измеряемые параметры скважины сводятся именно к нему. 
Повышение качества нефтепромысловых работ с помощью нейронных 
сетей в нашей стране и за рубежом прошла несколько этапов, начиная с 
внедрения отдельных средств автоматики в 50-х годах до создания 
автоматизированных систем управления процессами нефтедобычи с 
применением ЭВМ в наши дни. Схема процесса эволюции приборов и 
устройств управления в нефтегазовой промышленности представлена на 
рисунке 1.4. 
Нефтегазовая промышленность по сравнению с другими отраслями 
оказалась довольно консервативной в части применения ЭВМ и 
автоматизированных систем. Широкое внедрение АСУ в эту отрасль началось 
лишь в 70-х годах XX века. Впервые в нефтедгазовой промышленности 
автоматизированная система управления была внедрена фирмой "Континентал 
ойл" (США) в 1962 году. Вначале системой было охвачено 39 скважин, через 
год - 252 [110]. 
Далее в 1972-1975 годах появились автоматизированные системы, 
обеспечивающие решение широкого комплекса организационно-хозяйственных 
и производственно-технических задач управления нефтяными промыслами. 
Наиболее важное свойство систем этого этапа - возможность выбора ими 
квазиоптимальных оперативных и долгосрочных решений в результате анализа 
соответствующей информации. Информационная часть системы позволяет 
обслуживающему персоналу контролировать нефтеотдачу пластов, параметры 
закачки, продвижение фронта закачиваемой воды, эффективность вытеснения 
нефти, распределение давления и отборов [17]. 
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Рисунок 1.4 - Эволюция приборов и устройств управления в нефтяной 
промышленности 
 
В 1992 году фирмой AdAstra Research Group, Ltd (Россия) разработана 
распределенная АСУ - SCADA-система, послужившая основой для создания 
АСУ ТП различных отраслей промышленности, включая нефтедобывающую. 
[68]. (SCADA (Supervisory Control and Data Acquisition) - это система 
оперативного (диспетчерского) управления технологическими процессами). 
Американская фирма Emerson Process Management создала в 2000 году 
полностью автоматизированную систему управления добычей газа на 
шельфовом месторождении Малаймая (Филиппины). Данное месторождение 
находится на расстоянии 200 км от побережья на платформе и в ее штате нет 
постоянных работников. Весь контроль над добычей газа производится 
дистанционно с помощью спутниковой системы передачи данных [107]. 
С помощью имеющихся технических средств создаются базы данных 
текущего состояния производства по технологическим режимам скважин, 
замерам дебитов, состоянию основных объектов нефтедобычи, т. д. [13, 16]. Эта 
оперативно получаемая информация, накапливаемая за длительное время, 
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анализируется и используется в режиме off-line, например, для долгосрочного 
планирования и управления [76]. 
Существующие системы, построенные по иерархическому принципу, 
представляют собой распределенный информационно-измерительный комплекс 
с соответствующими аппаратно-программными средствами на каждом уровне, 
с возможностью сквозного обмена информацией. На низовом 
производственном уровне комплекс состоит из сервера телемеханики и 
унифицированных контроллеров, соединенных каналами связи различных 
видов. Автоматизация собственно управленческих процессов, анализ и 
стратегическое планирование на верхнем уровне реализуется с помощью 
объединенных в сеть компьютеров, осуществляющих ведение баз данных 
объектов и предприятия, расчеты, прогнозирование, визуализацию данных 
[13,21,24]. 
На среднем уровне диспетчерско-технологического управления при 
принятии тактических решений, направленных на поддержание стабильности 
производственного процесса, широко применяются системы оперативного 
(диспетчерского) управления технологическими процессами (SCADА). 
При существующем подходе к созданию систем управления процессом 
нефтедобычи не выполняются некоторые системные принципы: управляемости 
- в настоящее время скважина и насосное оборудование являются 
неуправляемыми (кроме включения-выключения при периодической 
откачке/закачке); контролируемости (состояние и режимы работы 
технологического оборудования не могут контролироваться в реальном 
масштабе времени); реализуемости (не внедрены технические средства, 
позволяющие регулировать производительность насосного оборудования); 
обратной связи (принятие решений осуществляется по накопленной базе 
данных, а не по текущему состоянию). 
Таким образом, известные системы - телеметрические, 
радиотелеметрические, работающие в реальном масштабе времени и т.д. - 
представляют собой информационно-измерительные системы (ИИС), а не 
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системы управления технологическим процессом, так как в них отсутствует 
воздействие на объект управления. 
Управленческие решения, принятые на верхнем уровне и направленные 
на выявление издержек и снижение затрат, не могут быть оперативно 
реализованы в производственном цикле, т.к. основной объект автоматизации - 
скважина и насосное оборудование - не входят в эту систему и остаются 
малоуправляемыми. Отсюда следует, что известные системы управления ТП 
нефтедобычи - это системы с нарушенными системными принципами, 
вследствие чего не достигаются рациональные соотношения между затратами 
на создание системы управления и ее функциями и не обеспечивается 
необходимая эффективность управления [12, 14, 76]. Таким образом, в 
автоматизации нефтедобычи выявлена тенденция на повышение уровня 
автоматизации и информатизации всего процесса, начиная с нижнего, 
технологического, и кончая верхним управляющим уровнями. Этот процесс 
продолжается и в наше время, переходя на качественно новый этап - полной 
информатизации и широкого внедрения цифровых устройств. 
В результате проведенного исследования, были достигнуты следующие 
результаты.  
1. Представлена актуальность темы исследований для модернизации 
нефтегазовой промышленности с целью повышения её эффективности. В 
результате анализа работ сходной проблематики показано, что идея создания 
нейронных сетей,  автоматизированных систем управления добычей нефти уже 
рассматривалась, но не была доведена до логического завершения. 
2. Показано, что нефтегазовая промышленность России в настоящее 
время представляет собой противоречивое сочетание созданных огромных 
мощностей по добыче и не соответствующих им низких уровней отборов нефти 
и, как следствие. 
3.  Доказана необходимость внедрения прогрессивных технологий и 
оборудования, также выявлена необходимость регулирования 
производительности группы скважин для максимальной выработки запасов 
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нефти с помощью соответствующей системы управления и необходимость 
подстройки скорости откачки со скоростью притока жидкости к забою 
скважины и управления производительностью насоса с помощью системы 
управления регулируемым электроприводом. 
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2 Модернизация методов управления технологическим процессом 
нефтегазопромысловых работ 
2.1 Подход к выбору метода системы управления технологическим 
процессом нефтегазопромысловых работ 
 
Система - это целостное упорядоченное множество стабильно 
взаимосвязанных и устойчиво взаимодействующих в пространстве и во 
времени элементов, формирующих ее свойства и функционирующих совместно 
для достижения определенной цели, стоящей перед данной системой [44]. 
Технологический процесс нефтегазопромысловых работ реализуется с 
помощью территориально распределенного множества объектов, 
осуществляющих извлечение нефти, и оборудования для измерения и контроля 
множества параметров. Автоматизация и управление такой сложной системой 
невозможно без использования современных информационных технологий, 
аппаратных и программных средств [78]. 
Основным недостатком существующих АСУ ТП нефтедобычи, как уже 
упоминалось ранее, является то, что в качестве объекта управления выступает 
нефтеносный (продуктивный) пласт, а добывающие скважины - это лишь 
простые исполнительные устройства. Продуктивный пласт является объектом 
управления в процессе разработки нефтяного месторождения, а не в процессе 
добычи нефти, при добыче именно добывающие скважины являются сложным 
динамическим объектом управления [77]. 
Итак, продуктивный пласт это естественное локальное единичное 
скопление нефти. Скважина это связующее звено между продуктивным 
пластом и поверхностью, через которую осуществляется подъем нефти с 
помощью скважинного оборудования (насосные установки). Все внешние 
воздействия на пласт производятся с помощью скважин различными 
мероприятиями, в том числе и путем изменения режима работы скважинного 
оборудования. Следовательно, добывающая скважина является сложным 
динамическим объектом при добыче нефти, рациональное управление которым 
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с помощью не менее сложной системы управления обеспечивает адекватный 
контроль и управление всем процессом добычи нефти. 
Следует отметить, что анализируемые добывающие скважины входят в 
состав одного куста - это ограниченная территория месторождения, на которой 
подготовлена специальная площадка для размещения группы скважин (от 2 до 
9), нефтегазодобывающего оборудования, служебных и бытовых помещений. 
Расстояние между забоями скважин на уровне продуктивного пласта одного 
куста скважин варьируется от 200 до 1000м в зависимости от сетки размещения 
скважин. 
Группа скважин и насосное оборудование, с помощью которого они 
эксплуатируются, является сложным динамическим, многосвязным, 
нестационарным, нелинейным объектом управления, параметры которого 
изменяются в условиях неопределенности. 
Для данного объекта требуется создание адаптивной системы управления 
(рисунок 2.1), которая должна включать в себя: 
- модель объекта управления (регулярно адаптируется); 
- устройство оперативного контроля выходного параметра (дебита); 
         -   устройство управления; 
- исполнительный механизм (станок-качалка с регулируемым 
приводом); 
- учет влияния окружающей среды (других скважин). 
- Основные цели разработки системы управления заключаются в: 
- снижении себестоимости единицы продукции; 
-  повышении коэффициента извлечения нефти; 
- увеличении срока рентабельной эксплуатации месторождения; 
- уменьшении коэффициента износа насосного оборудования. 
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УУ - устройство управления; ИМ - исполнительный механизм (СШНУ); ОУ - объект 
управления (группа скважин); УК -устройство контроля (динамограф);g1..g4 - входные 
воздействия (число оборотов двигателя N); 𝑛1..𝑛4- число оборотов после регулирования; 
𝑥1..𝑥4 - управляющий сигнал; ∆𝑝1..∆𝑝4 - создаваемая депрессия; 𝑞1. . 𝑞4 -  дебиты 
скважин; 
∆𝑞1 . . ∆𝑞4 - изменения дебитов скважин; 𝑄𝐻Σ - суммарный дебит скважин; 𝜇(𝑡) -  влияние 
внешней среды (граничных скважин соседних кустов) 
Рисунок 2.1 - Схема управления группой скважин 
  Для достижения поставленных целей и реализации автоматизированной 
системы управления группой скважин требуется создание двухуровневой 
системы управления технологическим процессом нефтедобычи на уровне 
технологического оборудования, включающую в себя две подсистемы 
локального и группового управления. 
Управление процессом добычи нефти делится на три уровня: 
административный, производственный и технологический (рисунок 2.2). 
Уровень управления предприятием (административный) отражает 
планирование, принятие решений о разработке новых месторождений, 
экономические расчеты, затраты, стратегическое управление процессом добычи 
нефти и т.д. Этот уровень включает в себя следующие подразделения иерархии 
управления: нефтегазодобывающее объединение, нефтегазодобывающее 
управление (НГДУ), центр инженерно-технической службы (ЦИТС) [24]. 
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Уровень управления производством отражает управление производством 
на конкретном месторождении. На этом уровне принимаются 
производственные решения о добыче нефти, проведении мероприятий по 
интенсификации добычи нефти, идет сбор информации для передачи в центр 
анализа эффективности проводимых ГТМ. Этот уровень включает в себя: цех 
по добыче нефти и газа (ЦДНГ), а также цех поддержания пластового давления 
(ЦППД) и цех предварительной подготовки нефти (ЦППН), с 
соответствующими объектами (блок кустовых насосных станций БКНС и 
дожимные насосные станции ДНС) [9]. Уровень управления скважинным 
оборудованием отражает непосредственное управление механизмами и 
системами с помощью контроллеров [4]. 
В настоящее время управленческие выводы, принятые на уровне 
управления предприятием и направленные на выявление издержек и снижение 
затрат, не могут быть оперативно реализованы в производственном цикле, т.к. 
основной объект автоматизации скважина и насосное оборудование не входят в 
эту систему и остаются малоуправляемыми. Отсюда следует, что известные 
системы управления ТП нефтедобычи - это системы с нарушенными 
системными принципами, вследствие чего, как было уже сказано не 
достигаются рациональные соотношения между затратами на создание системы 
управления и ее функциями, и не обеспечивается необходимая эффективность 
управления. 
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Для построения системы управления технологическим процессом добычи 
нефти (СУ ТП ДН) с учетом того, что объектом управления являются 
добывающие скважины, а дебит основной параметр управления, предложена 
двухуровневая система управления ТП ДН в составе общей трехуровневой 
структуры управления нефтедобывающим производством; -первый (нижний) 
уровень управления режимами работы насосных установок скважин (локальная 
система управления), -второй (средний) уровень управления группой (кустом) 
скважин. 
На третьем уровне осуществляется организационно-финансовое 
управление производством в целом [22]. 
Локальная система управления насосным оборудованием предназначена 
для согласования скорости откачки нефти в непрерывном режиме со скоростью 
притока жидкости к забою скважины. Причем, чем ниже скорость откачки, тем 
 
Рисунок 2.2 - Место разрабатываемой СУ ТП ДН в трехуровневой структуре 
управления нефтедобывающим производством 
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больше вероятность, что вместо воды с небольшими добавками нефти из 
скважины будет добываться нефть с минимальным количеством воды [54]. 
В настоящее время используется режим периодической откачки с 
насосной установкой, работающей по программе задающей интервалы 
накопления жидкости в скважине (моменты включения-выключения насоса). 
После остановки и пуска изменяются условия работы глубинного насоса, 
необходимо долгое время (от получаса до суток), чтобы установился рабочий 
режим.  
При совместной эксплуатации группы скважин возникает взаимовлияние 
каждой из них на другую (интерференция скважин), что при игнорировании и 
попытки максимизировать добычу каждой скважины без учета этого влияния в 
конечном итоге может привести к снижению суммарной добычи нефти из 
интерферирующих между собой скважин. Это означает, что СУ ТП ДН также 
должна включать в себя подсистему управления группой скважин, где 
объектом управления выступает скважина, а исполнительным устройством 
является ЛСУ. Следовательно, система управления ТП нефтедобычи должна 
включать в себя как локальные системы управления насосным оборудованием 
отдельных скважин, так и систему управления группой скважин для 
достижения максимально эффективной выработки запасов нефти (рисунок 2.1). 
К тому же в СУ ТП ДН должны рассчитываться рентабельные дебиты каждой 
из скважин по заданным объемам добычи в зависимости от конъюнктуры 
рынка, т.е. управление будет проводиться по технико-экономическим 
показателям с целью их последующего улучшения с помощью блока 
экономического анализа. 
Для этого управление режимами работы насосного оборудования должно 
сопровождаться постоянным мониторингом состояния этого оборудования и 
учитывать экономические показатели рентабельной добычи нефти, что, в 
конечном итоге приведет к увеличению добытой нефти при номинальных 
затратах и износе оборудования [14,26,35]. 
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Таким образом, в результате применения системного анализа был 
определен объект управления, выявлены недостающие звенья существующих 
систем управления нефтедобычей. Элементы системы управления в 
общепринятом в теории управления смысле присутствуют лишь на верхних 
управленческих уровнях (нефтегазодобывающее управление, объединение), 
образуя информационную систему управления, но отсутствуют на нижнем, 
технологическом уровне, где имеются лишь успешные попытки построить 
информационную измерительную систему, которая наряду с измерением 
обеспечивает необходимое информационное обслуживание контролируемого 
объекта (скважины, куста, месторождения), включающее автоматический сбор, 
представление, передачу, запоминание, регистрацию и обработку информации 
[35]. Предложена система управления технологическим процессом 
нефтедобычи, которая включает в себя подсистему управления группой 
скважин с учетом их взаимовлияния, локальную систему управления СШН 
установкой, а так же система расчета экономической составляющей для расчета 
минимально рентабельных дебитов эксплуатации скважин. 
 
2.2 Развернутая структура управления с помощью сетевого метода 
технологическим процессом нефтегазопромысловых работ. 
 
Автоматизированное управление процессом нефтегазопромысловых 
работ предполагает такую организацию этого процесса, которая обеспечивает 
достижение основной цели - повышение эффективности нефтедобычи за счет 
снижения себестоимости единицы продукции. Для решения проблемы, как уже 
отмечалось, предлагается система управления ТП нефтедобычи, которая 
включает в себя три подсистемы (рисунок 2.3): 
• Локальную систему управления СШНУ 
• Подсистему управления группой нефтяных скважин 
• Блок экономического анализа
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Рисунок 2.3 - Структура системы управления ТП нефтедобычи 
 
Локальная система управления СШНУ регулирует производительность 
насосного оборудования для его согласования со скоростью притока жидкости 
к забою скважины. Так же основными параметрами управления в данной 
системе являются дебит скважин или степень его изменения в процессе добычи 
нефти и динамический уровень, т.е. возникает задача о способе постоянного 
измерения изменений дебита и динамического уровня. 
Подсистема управления группой нефтяных скважин позволяет установить 
и поддерживать производительность насосного оборудования на каждой 
скважине при совместной работе с учетом их взаимного влияния. Для данной 
подсистемы также основными параметрами управления являются дебит 
скважины, динамический уровень и перепад давлений в скважине (депрессия), 
а также необходимо решить задачу определения степени влияния скважин друг 
на друга, т.е. требуется расчет коэффициентов интерференции скважин, 
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исходными данными, для расчетов которых может служить геологическая 
модель разрабатываемого месторождения или промысловые данные, такие как 
гидродинамические исследования скважин, замеры обводненности и давлений. 
В блоке экономического анализа определяются минимальные дебиты для 
каждой скважины, обеспечивающие рентабельность её дальнейшей 
эксплуатации. Для выполнения экономического анализа необходимы такие 
данные, как текущее состояние насосного оборудования (аварийное, 
работоспособное и степень износа), текущее состояние рынка, т.е. налоги, 
расходы на эксплуатацию скважин, стоимость нефти и т.д. 
Каждая из этих подсистем выдает свои параметры (значения 
номинальных дебитов) для регулирования производительности насосного 
оборудования. Для решения этой задачи требуется модуль расчета 
согласованного управляющего воздействия. 
Для функционирования системы управления технологическим процессом 
добычи нефти требуется кустовой контроллер, локальный контроллер на 
каждой скважине, устройство для измерения изменений дебита, блок сбора и 
подготовки промысловых данных, а также регулятор производительности 
СШНУ. 
Блок экономического анализа производит расчет минимальных 
рентабельных дебитов анализируемых скважин. Далее поступившие данные 
оцифровываются, некоторые нормируются, в блоке сбора и подготовки данных 
и через каналы связи поступают на верхние уровни управления (НГДУ), где 
рассчитываются новые значения экономических параметров с учетом 
конъюнктуры рынка и налоговой политики, в блок экономического анализа 
поступают обновленные данные и цикл повторяется. 
Таким образом, для решения задачи повышения эффективности 
нефтегазопромысловых работ предложена развернутая структура системы 
управления ТП нефтедобычи, которая включает в себя три подсистемы, это 
локальная система управления УСШН, подсистема управления группой 
нефтяных скважин и блок экономического анализа, который позволяет 
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определить минимальные дебиты для каждой скважины, обеспечивающие 
рентабельность её дальнейшей эксплуатации. 
 
2.3 Подсистема управления группой нефтяных скважин 
 
Подсистема управления группой нефтяных скважин, позволяет 
согласовать совместную работу скважин с учетом их взаимовлияния в пределах 
одного анализируемого участка (в данном случае рассматривается куст 
скважин) для максимизации добычи нефти и уменьшение отрицательного 
влияния несогласованной работы скважин. Основным параметром управления 
данной подсистемы является дебит скважины и перепад давления (депрессия) 
на каждой скважине, эти данные рассчитываются на нижнем уровне СУ ТП НД 
и поступают в подсистему из блока сбора и подготовки промысловых данных 
после оцифровки и нормирования через постоянно действующую геолого-
технологическую модель, но степень влияния скважин друг на друга внутри 
пласта сложно формализуется и требует больших вычислительных мощностей. 
Для решения сложно формализуемых задач хорошо себя зарекомендовали 
нейронные сети, обладающие высоким быстродействием. В качестве входной 
информации для нейронной сети предложены депрессии ∆Р создаваемые 
скважинным оборудованием на каждой скважине, так как депрессия один из 
основных параметров, по которому можно воздействовать на пласт, и она 
прямопропорционально связана с дебитом скважины q через коэффициент 
продуктивности k по следующей формуле: 
 ∆Р =  
1
𝑘
𝑞 
При расчете коэффициентов продуктивности скважин также должны 
учитываться фильтрационные взаимосвязи между скважинами и свойства 
призабойной зоны скважин. 
Следовательно, задача управления группой скважин имеет вид 
 𝑄𝐻Σ = ∑ 𝑐1(𝑞1) ∙ 𝑞1 → 𝑚𝑎𝑥𝑃𝑖
𝑛
𝑖=1                                                          (2.1)                                                         
при ограничении 
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 ∆𝑃 ≤ ∆𝑃𝑖_𝜕оп ,                                                                                               (2.2) 
 где ∆𝑃𝑖 = 𝑎𝑖𝑞𝑖 , i=1…n 
       𝒂𝒊 = 𝟏 𝒌𝒊⁄  , 
       𝑄𝐻Σ - суммарная добыча нефти 
       𝑐𝑖(𝑞𝑖) -коэффициенты нефтесодержания продукции скважин, зависящие в 
общем случае от вектора𝑞 = (𝑞1,𝑞2 … , 𝑞𝑛) 
       𝑞𝑖 — дебиты скважин по жидкости; 
             к𝑖 — коэффициенты продуктивности скважин, которые определяются по 
результатам гидродинамических исследований скважин и фильтрационными 
свойствами пласта через потенциалы скважин; 
            ΔР  — депрессии скважин (или забойные давления); 
            ΔР𝑖_𝜕оп — минимально допустимые депрессии скважин (или забойные 
давления); 
     п — число скважин в группе. 
При известных текущих значениях указанных параметров решение 
данной задачи может быть сведено к оптимизации функции многих 
переменных (∆Р𝑖) при ограничении (2.2). 
Анализируемая задача относится к классу задач оптимального 
управления и в связи со значительными трудностями построения 
аналитического решения задач оптимального управления исключительное 
значение приобрели различные приближенные и численные методы их 
исследования. В зависимости от алгоритмической основы метода он может 
быть отнесен к той или иной группе. В основе первой группы методов лежит 
возможность сведения задачи оптимального управления к краевой задаче для 
системы дифференциальных уравнений с помощью принципа максимума с 
последующим использованием различных алгоритмов задания недостающих 
начальных условий. Ко второй группе численных методов относятся те, в 
которых ищется оптимальное управление с помощью итерационных процедур в 
пространстве управлений. При этом используются формулы для приращений 
критерия качества при вариации управления, приводящие либо к методам 
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градиентного типа в пространстве управлений, либо к процедурам 
последовательных приближений. Третью группу составляют численные 
процедуры, основанные на переборе в пространстве траекторий или методе 
динамического программирования. Кроме того, имеются методы, эффективные 
для конкретных классов систем, например для линейных, а также методы, 
основанные на сведении исходной задачи оптимального управления к задаче 
математического программирования [11,59]. 
Однако реальные задачи приходится решать, как правило, в условиях 
неопределенности, когда численные значения коэффициентов взаимовлияния 
𝑎𝑖𝑗, а также характер зависимости коэффициентов 𝑐𝑖(𝑞𝑖) от параметров 𝑞𝑖 точно 
неизвестны, к тому же объект управления является сложной динамической, 
квазистационарной, нелинейной системой, что исключает использование 
третьей группы методов оптимального управления. 
В этих условиях неопределенности информации о параметрах объекта и 
его нелинейности для управления группой скважин как многосвязным 
динамическим объектом предлагается использовать нейросетевую модель этого 
объекта с применением алгоритма управления, основанного на теории 
нейронных сетей, относящейся ко второй группе методов оптимального 
управления, к тому же нейросетевая модель позволит хранить информацию об 
истории изменения свойств объекта управления [30,71]. 
Для описания объекта нейросетевой моделью требуется настройка 
весовых коэффициентов нейронной сети т.е. обучение. 
Для моделирования использовалась трехслойная нейронная сеть с 
обучением по эксплуатационным данным, входами которой являются 
депрессии скважин или их забойные давления. Сеть обучается для 
моделирования суммарной добычи куста скважин: 
𝑄𝐻Σ = 𝑓(∆𝑃) или  𝑄𝐻Σ = 𝑓(𝑃заб)                                                                (2.3)      
Нейронная сеть может рассматриваться как направленный граф с 
взвешенными связями, в котором узлами являются элементарные процессорные 
элементы — искусственные нейроны [91,112]. 
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Стандартный формальный нейрон составлен из входного сумматора, 
нелинейного преобразователя и точки ветвления на выходе, как показано на 
рисунке 2.4. 
 
Рисунок 2.4 - Структура искусственного нейрона 
Важнейший элемент нейросистем — это адаптивный сумматор. Он 
вычисляет скалярное произведение вектора входного сигнала I (в нашем случае 
вектор ∆Р) на вектор параметров 𝜔 (вес). Адаптивным его называют из-за 
наличия вектора настраиваемых параметров 𝜔 (весов) [55]. 
Нелинейный преобразователь сигнала получает сигнал х: 
 𝑥 = ∑ 𝜔𝑖𝐼𝑖
𝑛
𝑖=1                                                                                                 (2.4)                                                                                      
и преобразует его в f(х), где f(х) — функция активации (сигмоида, 
логистическая функция) вида: 
𝑓(𝑥) =
1
1+𝑒−𝑥
                                                                                                  (2.5)                                                                                       
Выбор такого вида функции обусловлен тем, что она дифференцируема 
на всей оси абсцисс и имеет очень простую производную: 
 𝑓 ,(𝑥) = 𝑓(𝑥)(1 − 𝑓(𝑥))                                                                              (2.6)                                                                       
В случае линейной зависимости коэффициента продуктивности скважин 
от дебитов. Если коэффициент продуктивности скважин постоянный (не 
зависит от дебитов), то функция активации имеет вид: 
𝑓(𝑥) = 𝑥                                                                                              (2.7)                                                                                      
Точка ветвления служит для рассылки одного сигнала на нейроны 
следующего слоя. 
 
                    Входной сумматор           Нелинейный                 Точка ветвления 
                                                               преобразователь 
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Архитектура трехслойной сети, используемой для решения 
рассматриваемой задачи, показана на рисунке 2.5 
На рисунке 2.5 левый слой элементов — входной слой, на который 
подаются входные данные — вектор депрессий (∆Р). За ним следует скрытый 
слой, в котором обрабатывающие элементы связаны с предшествующим и 
последующим слоями. 
Правый слой — выходной — суммарный дебит нефти (𝑄𝐻Σ) - Вес связи 
между j-м элементом скрытого слоя и элементом выходного слоя будем 
обозначать как 𝜔𝑖 вес связи между /-м элементом входного слоя и у-м 
элементом скрытого слоя — как и у . Таким образом, на выходном слое:
  𝑄𝐻Σ = 𝑓(𝑛𝑒𝑡𝑘),                                                                                           (2.8)                                                                                   
     𝑛𝑒𝑡𝑗 = ∑ 𝜔𝑗𝑗 𝑂𝑗 ,                                     (2.9)                                    
а на скрытом слое 
            𝑂𝑗 = 𝑓(𝑛𝑒𝑡𝑗) 
            𝑛𝑒𝑡𝑗 = ∑𝑗𝜔𝑗𝑖 △ 𝑃𝑡  
где f(х) - функция активации.
 
 
 
Входной слой 
                                                     Рисунок 2.5 - Структура трехслойной нейронной сети 
Скрытый слой                  Выходной   слой        
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Таким образом, можно записать:    
𝑄𝐻𝐸 = 𝑓(∑𝑗=1
𝑗 ∙ 𝑓(∑𝑖=1
𝑛 𝜔𝑗𝑖 △ 𝑃𝑖))                                                                  
Когда в сети только один слой, алгоритм ее обучения с учителем 
довольно очевиден, так как правильные выходные состояния нейронов 
единственного слоя заведомо известны, и подстройка весов идет в направлении, 
минимизирующем ошибку на выходе сети. 
В многослойных сетях оптимальные выходные значения нейронов всех 
слоев, кроме последнего, как правило, неизвестны, и двух- или более слойную 
сеть уже невозможно обучить, руководствуясь только величинами ошибок на 
выходах НС. Наиболее приемлемый вариант решения задачи — 
распространение сигналов ошибки от выходов НС к ее входам в направлении, 
обратном прямому распространению сигналов в обычном режиме работы. Этот 
алгоритм обучения НС получил название процедуры обратного 
распространения [51]. 
Таким образом, подсистема управления группой нефтяных скважин, 
основанная на использовании нейросетевой модели, имеет следующую 
структуру (рисунок 2.6). 
Подсистема состоит из локального контроллера, регуляторов и 
скважинного оборудования на каждой скважине из анализируемой группы 
(куст), комплекса измерительной аппаратуры и геофизических исследований, 
базы данных истории разработки, блока сбора и подготовки данных, ПДГТМ 
как моделирующий комплекс и кустового контроллера на котором реализована 
нейронная сеть, после поступления необходимой информации в виде дебита 
скважин и их депрессий с блока сбора и подготовки данных рассчитываются 
рациональные дебиты обеспечивающие максимально эффективное увеличение 
нефтеотдачи от группы скважин, и вырабатываются управляющие сигналы для 
регуляторов скважинного оборудования которые, в свою очередь, изменяют 
режимы работы скважин [62]. 
Новые значения параметров поступают в базу данных истории 
разработки и блок сбора и подготовки данных через комплекс измерительной 
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аппаратуры и геофизических исследований, после чего оцифрованные 
нормированные данные поступают в ПДГТМ и кустовой контроллер, где 
заново ведется расчет. 
 
 
Таким образом, в данном разделе предложена подсистема управления 
группой нефтяных скважин, основанная на управлении производительностью 
насосного оборудования на каждой скважине с учетом их взаимовлияния при 
совместной работе для увеличения суммарной добычи нефти. Кроме того 
предлагается структура упрощенной нейросетевой модели участка пласта на 
основе полносвязной трехслойной нейронной сети с обучением по 
эксплуатационным данным, входами которой являются депрессии скважин 
или их забойные давления. 
 
Рисунок 2.6 - Структура подсистемы управления группой нефтяных скважин 
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2.4 Локальная система управления СШН установкой на 
основе нейронных сетей. 
 
Локальная система управления СШНУ служит для согласования 
производительности насосного оборудования со скоростью притока жидкости 
к забою скважины, что позволяет регулировать процесс разработки пласта 
путем поддержания заданной скорости перемещения контура нефтеносности за 
счет регулирования количества отобранной из пласта жидкости и закачанной в 
него воды [52]. 
Для создания локальной системы управления СШНУ требуется 
регулятор скорости вращения вала электродвигателя насосной установки, а 
также устройство контроля выходного параметра (дебит) или степень его 
изменения. 
Главным параметром, по которому необходимо управлять СШНУ, 
является дебит скважины и степень его изменения в процессе добычи. 
Известными системами измерения дебита скважин с помощью групповых 
замерных установок (объемный способ замера с помощью расходомеров) 
задача измерения дебита и степень его изменения в полной мере не решается, 
так как: 
- системы измерения дебита работают в дискретном режиме, 
последовательно от скважины к скважине при большом времени измерения, 
что приводит к значительным перерывам между измерениями, затрудняя 
подсчет общей суммарной добытой нефти; 
- замерные устройства имеют сложную механическую конструкцию с 
большим объемом металла и запорной арматуры; 
- для работы системы необходимы газосепараторы, от изменения 
режима работы которых зависит точность измерения дебита; 
- системы не работоспособны при измерении малых дебитов и 
высоковязких нефтей; 
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- из-за большого времени измерения на каждой скважине перерывы 
между измерениями группы скважин могут достигать нескольких суток, в 
течение которых скважины находятся вне контроля, что приводит к 
значительным потерям добычи нефти и искажению суммарного значения 
добытой жидкости при неожиданных отказах в их работе. 
Все перечисленные недостатки существующих замерных установок не 
позволяют объективно оценить текущий дебит скважин и количество добытой 
жидкости, а сложность их конструкции приводит к большим капитальным и 
эксплуатационным затратам [81,101]. 
В связи с этим поиск новых методов и средств измерения дебита скважин 
является актуальной задачей. 
Измерение дебита может производиться как с учетом давления на устье 
скважины, так и без него. В большинстве случаев при нормальном режиме 
работы установок среднее значение устьевого давления меняется 
незначительно по сравнению с общим давлением, развиваемым на плунжере 
насоса. Его скачкообразное изменение в значительных пределах 
рассматривается как аварийный режим, при котором насосная установка 
должна быть отключена. Кроме того, использование датчиков давления на 
устье скважины с соответствующей линией связи, идущей от станции 
управления, усложняет систему измерения в целом. Поэтому на данном этапе 
можно считать целесообразным непрерывное измерение дебита без учета 
колебания давления на устье скважины, принимая его за время измерения в 
среднем постоянным. Таким образом, активная мощность, потребляемая 
электродвигателем привода насосной установки за вычетом мощности 
холостого хода наземного оборудования, пропорциональна 
производительности насосной установки, а применительно к скважине - ее 
дебиту. 
Но данное устройство не отвечает требованиям локальной системы 
управления СШНУ, так как потребляемая электродвигателем привода 
51 
 
насосной установки мощность не отражает действительные усилия после 
применения регулятора, который изменяет число оборотов. 
Применяемые в настоящее время для измерения дебита скважин 
групповые установки типа "Спутник А-400(800)" и аналогичные им, 
построенные по схеме "предварительная сепарация - измерение жидкой и 
газовой фазы при помощи турбинных преобразователей расхода", но и другие 
установки такого типа обладают целым рядом недостатков: 
- сложная технологическая схема измерения; 
- невысокая точность измерения; 
- ограниченный ресурс работы преобразователей расхода; 
- зависимость показаний от параметров и свойств измеряемой среды. 
Дебит скважины или меру его изменения можно определить также 
косвенным путем по динамограмме заполнения плунжера насоса.  
Динамограммы строятся по данным динамографа, который состоит из 
датчика хода насосных штанг и датчика усилия. Наиболее достоверную 
информацию о состоянии СШНУ и текущем дебите можно получить путем 
распознавания динамограмм [4,27]. 
При поступлении информации с датчика усилия динамографа на 
контроллер в режиме реального времени, контроллер обрабатывает эту 
информацию и представляет ее в виде графика динамограммы. Для 
распознавания динамограммы и определения сигнала управления в 
зависимости от вида динамограммы требуется ее предварительная обработка. 
Предварительная обработка заключается в том, что сокращается 
количество обрабатываемой информации и рассматриваются только те точки 
динамограммы, которые характеризуют ее общую структуру. 
Простейшая теоретическая динамограмма нормальной работы установки 
приведена на рисунке 2.7. Она представляет собой параллелограмм ABCD, у 
которого АВ и CD - участки восприятия и снятия нагрузки; ВС и DA - участки 
неизменной нагрузки при ходе вверх и вниз; ABC и CDA - участки хода точки 
подвеса штанг вверх и вниз [74]. 
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S0 - длина хода точки подвеса штанг (м); 𝑺пл- длина хода плунжера (м); 𝝀 - деформация 
штанг и труб (м); Ржп  - вес столба жидкости над плунжером (кг); /
>
шдс - вес штанг в 
жидкости (кг) 
Рисунок 2.7 - Простейшая теоретическая динамограмма 
У практических динамограмм участки ВС и БА искажены колебаниями 
усилий из-за динамики работы глубинно-насосного оборудования. При этом 
форма динамограмм однозначно соответствует определенному состоянию 
СШНУ. 
На рисунке 2.8 приведены практические динамограммы для восьми 
основных классов состояния СШНУ. Динамограмма является диагностической 
моделью СШНУ.  
Высокая посадка плунжера характеризуется наличием характерного 
"хвоста" в правом верхнем углу динамограммы. При низкой посадке плунжера 
"хвост" появляется в левом нижнем углу. При наличии прихвата плунжера 
форма динамограммы вытягивается вдоль линии, параллельной линии 
восприятия нагрузки теоретической динамограммы, а при обрыве штанг - 
параллельно линии веса штанг в жидкости. По выявленным особенностям 
динамограмм можно разработать алгоритм управления СШНУ по периодам 
экстремальных нагрузок [74]. 
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а) - нормальная работа; б) - утечка в приемном клапане; в) - утечка в нагнетательном 
клапане; г) - незаполнение насоса; д) - высокая посадка плунжера; е) - низкая посадка 
плунжера; ж) - прихват штанг насоса; з) — обрыв штанг насоса  
Рисунок 2.8- Практические динамограммы состояния СШНУ 
 
Большая часть накопленного на сегодня опыта оценки состояния 
СШНУ и определения изменения дебита по динамограммам основана на 
применении гидравлических динамографов. Среди наработанных 
эффективных способов контроля и представления данных для диагностики 
состояния СШНУ можно выделить следующие: 
-контроль классической динамограммы в виде графика зависимости 
нагрузки полированного штока от его текущего положения для диагностики 
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основных нарушений в работе насоса и выявления факторов, осложняющих 
добычу; 
-контроль классической динамограммы и статических нагрузок ("вес 
штанг"), соответствующих верхнему и нижнему положению штока, с 
визуализацией этих нагрузок в режиме наложения на динамограмму для 
расширения возможностей диагностики и оценки качества проведенного 
исследования; 
-"тест клапанов", график изменения статических нагрузок во времени 
для выявления утечек в насосе в статическом состоянии для различных 
положений полированного штока (аналог традиционного для гидравлического 
динамографа графика "линий потерь"). 
Эти способы позволяют выявлять такие нарушения в работе СШНУ и 
осложняющие добычу факторы, как: 
-утечки в нагнетательной и приемной части насоса; -низкий 
динамический уровень жидкости и значительный газовый фактор (снижение 
дебита); 
-срыв подачи и обрывы в колонне подвески насоса;  
-повышенное трение в верхней части подвески насоса; 
-заклинивание плунжера и т.п. 
Полностью автоматизированные телеметрические системы диагностики 
СШНУ по динамограммам на сегодня занимают незначительное место на 
рынке систем контроля из-за ряда факторов. При этом автономные 
электронные динамографы решают задачи автоматизации проведения 
исследований и значительно расширяют возможности обычной диагностики. 
Даже прямое копирование в электронных динамографах набора 
функциональных возможностей гидравлических динамографов создает 
дополнительные возможности по диагностике СШНУ. Это связано с тем, что 
электронные динамографы имеют значительно большую разрешающую 
способность и быстродействие (особенно при непосредственном контроле 
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нагрузки и перемещения штока) и фактически не ограничены в количестве 
выполняемых функций. 
Для примера, на рисунке 2.9 представлены две динамограммы, 
полученные в одно и то же время, на одной и той же скважине электронным 
(штриховая линия) и гидравлическим (сплошная линия) динамографами. На 
"электронной" динамограмме проявляются несколько нарушений в работе 
СШНУ (повышенная амплитуда собственных колебаний колонны на прямом 
ходе, разгрузка колонны без существенного перемещения штока и т.д.), а 
гидравлическая динамограмма почти соответствует идеальной и не позволяет 
выявить имеющиеся нарушения. 
 
Для большего числа скважин на "электронной" динамограмме 
проявляются собственные колебания колонны подвески на прямом и обратном 
ходе, и есть возможность оценить различия их амплитуд и периодов. 
Электронные динамографы в отличие от гидравлических и ряда других 
динамографов обеспечивают во время регистрации классической 
динамограммы не только контроль нагрузки и перемещения штока, но и 
период между отсчетами. В частности, по этим данным можно 
непосредственно оценить период качания балансира, время нагрузки и 
разгрузки колонны, длительность прямого и обратного хода плунжера (и 
использовать эти данные, например, для оценки потерь подачи из-за утечек в 
приемной или нагнетательной части) и аналогичные временные параметры. 
При известной кинематической схеме СШНУ по трехмерному массиву данных 
динамограммы можно косвенно оценить качество балансировки и оценить 
степени нагрузки элементов подвески и привода станка-качалки. 
 
Рисунок 2.9 - Сопоставление электронной и гидравлической динамограмм. 
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Далее возникает задача автоматического распознавания различных 
видов динамограмм с формой характерной для динамограммы «незаполнение 
насоса» для определения текущего дебита скважины и его изменение во 
времени. 
Существует множество алгоритмов распознавания. Наиболее простые 
из них основаны на использовании численных значений признаков, 
инвариантных относительно параметров положения объекта. Параметры 
объекта сравнивают с соответствующими параметрами нескольких эталонов и 
выбирают тот эталон, отклонение от которого оказалось наименьшим. Понятие 
наименьшего отклонения можно проиллюстрировать условным размещением 
распознаваемого объекта и всех эталонов в виде точек в некотором 
пространстве, координатами в котором являются признаки. Размерность 
пространства равна числу рассматриваемых признаков. Используя правило 
ближайшего соседа, выбирают в этом пространстве тот эталон, который ближе 
других находится к объекту [42]. 
Для распознавания объектов часто используют преобразование Фурье.  
Рассмотренные методы распознавания образов имеют существенные 
недостатки: частые ошибки в идентификации образов, ограниченное число 
возможных распознаваемых образов, относительная сложность управления 
СШНУ по полученным данным. Поэтому их применение в определении дебита 
по динамограмме работы СШНУ, в которой накладываются специфические 
ограничения на работу алгоритмов обработки, затруднено. Поэтому возникает 
необходимость в разработке такого средства, которое сможет обеспечить 
необходимые требования (быстродействие, достоверность, гибкость, 
возможность модернизации) и возможность распознавания динамограмм в 
режиме реального времени. В результате анализа проблемы построения такого 
средства решено использовать нейронные сети.  
Среди различных конфигураций нейронных сетей (НС) встречаются 
такие, при классификации которых по принципу обучения, строго говоря, не 
подходят ни обучение с учителем [59], ни обучение без учителя [60]. В таких 
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сетях весовые коэффициенты синапсов рассчитываются только однажды перед 
началом функционирования сети на основе информации об обрабатываемых 
данных, и все обучение сети сводится именно к этому расчету. С одной 
стороны, предъявление априорной информации можно расценивать, как 
помощь учителя, но с другой - сеть фактически просто запоминает образцы до 
того, как на ее вход поступают реальные данные, и не может изменять свое 
поведение, поэтому говорить о звене обратной связи с учителем не 
приходится. Из сетей с подобной логикой работы наиболее известны сеть 
Хопфилда и сеть Хемминга, которые обычно используются для организации 
ассоциативной памяти. Идея заключается в том, чтобы выбрать нужный 
образец из памяти, даже если нет всей необходимой информации для начала 
поиска сохраненного образца, т.е. хранится несколько видов типовых 
динамограмм, характеризующих неисправности СШНУ, и надо выбрать 
наиболее близкую, то есть найти ассоциируемую с этой информацией 
динамограмму [60]. 
Иногда сеть не может провести распознавание и выдает на выходе 
несуществующий образ или вид динамограммы Это связано с проблемой 
ограниченности возможностей сети. Для сети Хопфилда число ш 
запоминаемых образов или динамограмм не должно превышать величины, 
примерно равной 0.15*п, где п - число нейронов входного слоя, а ш среднего 
слоя. Кроме того, если два образа или два вида динамограмм А и Б сильно 
похожи, они, возможно, будут вызывать у сети перекрестные ассоциации, то 
есть предъявление на входы сети вектора А приведет к появлению на ее 
выходах вектора Б и наоборот. 
Когда нет необходимости, чтобы сеть в явном виде выдавала образец 
или вид динамограммы, то есть достаточно, получать номер образца или 
динамограммы, ассоциативную память успешно реализует сеть Хемминга. 
Данная сеть характеризуется, по сравнению с сетью Хопфилда, меньшими 
затратами на память и объемом вычислений, что становится очевидным из ее 
структуры согласно рисунку 2.10. 
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Идея работы сети состоит в нахождении расстояния Хемминга от 
тестируемого образа или вида динамограммы до всех образцов или видов 
динамограмм. Расстоянием Хемминга называется число отличающихся битов в 
двух бинарных векторах. Сеть должна выбрать образец динамограммы с 
минимальным расстоянием Хемминга до неизвестного входного сигнала, 
характеризующего динамограмму, в результате чего будет активизирован 
только один выход сети, соответствующий этому образцу или определенному 
виду динамограммы, по которому затем можно определить вид неисправности 
СШНУ и выдать соответствующий управляющий сигнал на систему 
управления серводвигателем для установления нужной скорости откачки. 
 
На стадии инициализации весовым коэффициентам первого слоя и порогу 
активационной функции присваиваются следующие значения: 
wik =
𝒙𝒊
𝒌
𝟐
,  i=0...n-1, k=0...m-1       (2.10) 
𝑇𝑘= n/ 2, k = 0...m-1       (2.11) 
где 𝑋𝑖
𝑘 i-ый элемент k-ой динамограммы. 
Весовые коэффициенты тормозящих синапсов во втором слое берут 
равными некоторой величине 0 < £ < 1/т. Синапс нейрона, связанный с его же 
аксоном, имеет вес +1. 
 
Рисунок 2.10 - Структурная схема сети Хемминга 
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Алгоритм работы базируется на определении Хеммингова расстояния. 
Хеммингова расстояние - это количество отличающихся позиций в бинарных 
векторах. Результатом работы сети является нахождение образа с наименьшим 
расстоянием согласно рисунку 2.11 
 
 
   
 
                 Рисунок 2.11 - Расстояние Хемминга 
Отсутствие сигнала кодируется как (-1), наличие (1). Сеть состоит всего 
из 2-х слоев. 
Итак, свойства сети следующие: входных сигналов 2500, т.е. 50x50, 
нулевой слой содержит 2500 псевдонейронов т.е. заменен на матрицу весовых 
коэффициентов, первый слой 10 нейронов и 25000 синапсов, второй слой 10 
нейронов и 110 синапсов. На выходе нейронной сети будет цифра, 
характеризующая степень незаполнения насоса, т.е. степень изменения дебита 
скважины во времени. Для иллюстрации работы сети Хемминга написана 
программа эмуляции нейросети на языке Borland С++ Builder 5.0, 
для обработки и распознавания вводимых образов динамограмм с 
сопоставлением их с имеющимися образцами (эталонами) динамограмм. 
Структурная схема локальной системы управления СШН установкой с 
использованием динамографа представлена на рисунке 2.12. и она входит в 
подсистему управления группой скважин, а именно исполнительным 
механизмом. 
Локальная система управления СШНУ включает в себя 
электродвигатель, регулятор, насосное оборудование, локальный 
контроллер и устройства контроля степени изменения дебита 
(динамограф)[52]. 
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В локальном контроллере реализована нейронная сеть для 
распознавания динамограмм в режиме реального времени, где заложены 
динамограммы незаполнения насоса разного вида каждая из которых 
характеризует определенную степень незаполнения. После определения 
вида динамограммы локальный контролер по заданному алгоритму 
управления выдает сигнал на регулятор скорости откачки. 
 
N -число оборотов, производимых двигателем; п - число качаний СШНУ после 
регулирования; АР - депрессия, создаваемая насосным оборудованием; S(t) - 
перемещения штока плунжера во время работы СШНУ; P(t) - Усилия на полированном 
штоке СШНУ; Q(t) - дебит нефти из скважины; х - управляющий сигнал. 
Рисунок 2.12 - Структурная схема локальной системой управления СШН 
установкой 
Таким образом, предложена локальная система управления УСШН 
позволяющая согласовать производительность насосного оборудования, со 
скоростью притока жидкости к забою скважины с помощью нейронных сетей. 
Для получения требуемой текущей производительности соответствующей 
текущим дебитам используется нейросетевой анализ динамограмм. 
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2.5 Управление группой скважин для многопластовых залежей 
нефти с использованием технологии одновременно раздельной 
эксплуатации (ОРЭ) 
Двухуровневая система управления ТП нефтедобычи позволит 
реализовать управление группой скважин в условиях эксплуатации нескольких 
нефтяных пластов с применением новой технологии одновременно-раздельной 
эксплуатации нескольких пластов. 
Для многопластовых месторождений с целью сокращения капитальных 
вложений на бурение скважин (отдельной сетки на каждый из 
эксплуатационных объектов), а также расходов и срока освоения 
месторождения укрупняют эксплуатационные объекты путем дострела 
(доперфорация) новых пластов на существующих скважинах. При этом, как 
правило, не удается достигнуть суммы потенциальных возможностей каждого 
эксплуатационного объекта и суммарное значение дебетов значительно 
меньше (на 20-40%). 
Чтобы обеспечить дифференцированное воздействие на различные 
эксплуатационные объекты (интервалы и/или участки пласта) в зависимости от 
их конкретного геологического строения и состояния разработки участка 
необходимо использовать технологию одновременно-раздельной разработки 
нескольких эксплуатационных объектов - технология ОРРНЭО (ОРЗ, ПЗ, ОРД, 
ПД). Внедрение данной технологии позволяет увеличить: коэффициент 
извлечения нефти, добычу нефти, срок рентабельной эксплуатации скважин, 
коэффициент использования скважинного оборудования, срок эксплуатации и 
надежность скважинной установки [25,93]. 
Кроме этого, данная технология позволяет проводить совместную 
разработку нефтяной оторочки и газовой шапки, предупредить образование 
газовых и водяных конусов, регулировать отбор из разных участков 
горизонтальной и разветвленной скважин. 
Практика показала, что успешность и эффективность технологии во 
многом зависит от инженерного сопровождения и методов управления. 
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Структура нейросетевой модели участка многопластового месторождения 
представлена на рисунке 2.13. 
Итак, внедрение технологии ОРРНЭО предоставляет возможность 
динамического изменения вовлекаемых в разработку пластов для каждой 
скважины и предлагаемая система управления группой скважин позволяет 
интегрировать в себя управление одновременной выработки нефти из 
нескольких пластов скважинами, оснащенными соответствующим 
оборудованием, как показано на рисунке 2.14 [89]. 
Скважинная установка состоит из колонны труб с одним или 
несколькими пакерами. Она оснащена секциями, расположенными над и/или 
под пакером с техническими параметрами. Они выполнены в зависимости от 
геолого-промысловых характеристик соответствующих им эксплуатационных 
объектов. Каждая секция включает в себя, по меньшей мере, одну скважинную 
камеру и/или один ниппель. В нем размещен клапан для регулирования потока. 
При этом по крайней мере один или несколько пакеров сверху оснащены 
разъединителем колонны труб и/или телескопическим соединением. 
Использование системы управления ТП нефтедобычи, которая 
предполагает внедрение локального и кустового контроллеров, позволяет 
также управлять системой клапанов и пакеров ОРРНЭО. Управление 
клапанами производится с помощью модуля управления, реализованного на 
основе упрощенной нейросетевой модели части нефтяного пласта 
соответствующего анализируемой группе скважин. 
Следовательно, после поступления данных с системы датчиков, 
расположенных в скважине и на поверхности, а также результатов 
гидродинамических и промысловых исследований скважин с учетом 
динамограмм работы скважин, в контроллере формируется оцифрованная 
информация о текущих геолого-промысловых характеристиках скважины и 
технико-технологических показателях скважинного оборудования [88,90].
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Рисунок 2.14 – Оборудование ОРРНЭО 
 
После этого производится расчет рациональных режимов выработки 
указанных пластов с помощью упрощенной нейросетевой модели и 
формируются управляющие сигналы, поступающие далее на кустовой 
контроллер (рисунок 2.15). 
Далее кустовой контроллер формирует управляющие сигналы для 
степени открытия/закрытия клапанов оборудования ОРРНЭО, которые 
поступают на локальные контролеры каждой скважины или куста скважин. 
Входной 
слой 
Выходной 
слой 
Рисунок 2.13 - Структура упрощенной многопластового месторождения 
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Таким образом, предложена система управления группой скважин при 
эксплуатации двухпластовой и более залежи нефти с использованием 
технологии ОРРНЭО и упрощенной нейросетевой модели нескольких пластов, 
позволяющая в анализируемом интервале времени вовлекать в разработку тот 
или иной пласт, в зависимости от геолого-промысловых характеристик 
скважин.  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 2.15 – Структурная схема управления оборудованием ОРРНЭО 
 
При этом обеспечивается учет добываемой продукции из каждого пласта, 
увеличивается коэффициент нефтеотдачи пластов за счет разукрупнения 
объектов разной проницаемости и разной насыщенности и повышения степени 
охвата их заводнением, увеличивается добыча нефти на 30-40 % за счет 
дифференцированного и управляемого воздействия на каждый из пластов. 
В результате применения системного анализа были получены следующие 
результаты: 
1. Определен объект управления, выявлены недостающие звенья 
существующих системы управления нефтегазопромысловых работ, где 
элементы системы управления в общепринятом в теории управления смысле 
присутствуют лишь на верхних управленческих уровнях, образуя 
информационную систему управления, но отсутствуют на нижнем, 
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технологическом уровне, где имеются лишь успешные попытки построить 
информационную измерительную систему. 
2. Предложена структура системы управления ТП нефтедобычи, которая 
включает в себя две подсистемы: локальная система управления СШНУ, 
подсистема управления группой нефтяных скважин и блок экономического 
анализа, который позволяет определить минимальные дебиты для каждой 
скважины, обеспечивающие рентабельность её дальнейшей эксплуатации. 
3. Предложена подсистема управления группой нефтяных скважин, которая 
позволяет управлять производительностью насосного оборудования на каждой 
скважине для согласования их совместной работы с учетом взаимного влияния. 
Разработана упрощенная нейросетевая модель участка пласта на основе 
трехслойной нейронной сети с обучением по эксплуатационным данным, 
входами которой являются депрессии скважин или их забойные давления. 
4. Предложена локальная система управления СШНУ, позволяющая с 
помощью нейронных сетей согласовать производительность насосного 
оборудования, со скоростью притока жидкости к забою скважины. 
5. Предложена система управления группой скважин при эксплуатации 
двухпластовой и более залежи нефти с использованием технологии ОРРНЭО и 
упрощенной нейросетевой модели нескольких пластов, которая позволяет в 
анализируемом интервале времени вовлекать в разработку тот или иной пласт, 
в зависимости от геолого-промысловых характеристик. скважин. 
 
3 Разработка эффективного метода для повышения качества 
нефтегазопромысловых работ. 
3.1 Синтез алгоритма управления группой нефтяных скважин 
с помощью сетевого метода. 
 
Управление группой нефтяных скважин и определение степени 
изменения производительности насосного оборудования на каждой скважине 
сводится к согласованию их совместной работы с учетом взаимовлияния, для 
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чего проводится своевременная и корректная оценка добывающего потенциала 
скважин и значения их взаимовлияния по данным геологической модели, и на 
основе упрощенной нейросетевой модели выполняется рационализация их 
совместной эксплуатации.  
При оценке «потенциала» (по аналогии с электростатическим 
потенциалом) добывающих скважин для последующего расчета коэффициентов 
взаимовлияния, которые закладываются в упрощенную нейросетевую модель 
пласта, входящую в систему управления группой нефтяных скважин, где 
используется закон фильтрации, и учитываются фильтрационные потоки. 
В подземной гидромеханике рассматриваются три простейших 
(одномерных) типа фильтрационных потоков [12]. 
1. Прямолинейно - параллельный фильтрационный поток. Линии тока в 
этом случае являются прямыми, параллельными друг другу. Изобары также 
представляют собой семейство параллельных прямых, перпендикулярных 
линиям тока (рисунок 3.1). 
2. Плоско - радиальный фильтрационный поток. Как следует из его 
названия, линии тока - радиально сходящиеся линии, лежащие в одной 
плоскости, а изобары - концентрические окружности (рисунок 3.2) 
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3. Радиально - сферический фильтрационный поток. При таком потоке 
линии тока - радиально сходящиеся в пространстве прямые линии, а изобарами 
являются концентрические сферические поверхности (рисунок 3.3). 
В элементе пласта при рядной системе разработки течение между 
нагнетательной и добывающей скважиной складывается из трёх: радиального 
(течение воды) от нагнетательной скважины радиусом 𝑟нс до контура 
радиусом σ⁄π , и радиального (течение нефти) - от контура радиусом σ⁄π до 
добывающей скважины радиусом гс. Между двумя этими контурами 
наблюдается прямолинейное движение. 
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Рисунок 3.4 - Распределение давления в пласте вблизи дренирующей 
скважиной 
 
Количественно влияние скин-эффекта определяется введением в 
уравнение фильтрации постоянной величины S: 
∆𝑃(𝑡) =
𝑞𝜇
4𝜋𝑘ℎ
(𝑙𝑛
2,25𝜒𝑡
𝑟𝑐
2 + 2𝑆)                                                                      (3.1) 
где S - величина скин-эффекта. 
Несовершенство скважин и изменение проницаемости в призабойной 
зоне сказываются только на начальных участках кривых восстановления 
давления, т.е. при значениях времен t>>1ч скин-эффект на дальнейший ход 
кривых не влияет. Поэтому, при решении предыдущего уравнения 
относительно S при t = 1ч = 3600с, получается выражение для определения 
величины скин-эффекта: 
𝑆 = 1,15 (
∆𝑃3600
𝜄
− 𝑙𝑔
𝜒
𝑝𝑐
2−3,980
)                                                                     (3.2) 
Δ𝑃3600- изменение давления на забое остановленной скважины через 1ч 
после остановки; 
ι- угол наклона кривой, построенной в десятичных логарифмах:         
  𝜄 =
2,3𝑞𝜇
4𝜋𝑘ℎ
                                                                                                         (3.3) 
Величина S будет положительной, если проницаемость призабойной зоны 
меньше проницаемости пласта, и отрицательной, если наоборот. Это самый 
общий вид уравнения. 
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Таким образом, известные характеристики призабойной зоны пласта, 
оказывают существенное влияние на добычу нефти: Скин-фактор, 
фильтрационные потоки и депрессия, при этом эти характеристики могут 
описать добычу в случае установления нерациональных режимов эксплуатации 
скважин. Рациональными могут считаться только режимы, которые учитывают 
взаимосвязь указанных характеристик и не способствуют ухудшению каждой 
из них по отдельности. 
Далее для вычисления коэффициентов взаимовлияния скважин 
(интерференция) используется «потенциал» каждой скважины. 
При этом явление интерференции (взаимовлияния) скважин заключается 
в том, что под влиянием пуска, остановки или изменения режима работы одной 
группы скважин изменяются дебиты и забойные давления другой группы 
скважин, эксплуатирующих тот же пласт. Суммарная добыча нефти из 
месторождения по мере ввода в эксплуатацию новых скважин, находящихся в 
одинаковых условиях, растет медленнее, чем число скважин (рисунок 3.5). 
Вновь вводимые скважины взаимодействуют с существующими. 
 
 
Рисунок 3.5 - Зависимость суммарного дебита нефтяного месторождения 
от числа скважин 
 
Для оценки влияния внешней среды (влияние других скважин из 
соседнего куста), требуется определить потенциал каждой скважины (по 
аналогии с электрическим) т.е. на каждой граничной скважине в составе 
анализируемого куста скважин рассчитывается влияние соседних скважин. 
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Находится потенциал Ф точечного стока на плоскости. Так как точечный 
сток является моделью добывающей скважины и течение вокруг него 
плоскорадиальное, то можно воспользоваться формулой скорости фильтрации 
для потока этого типа 
𝜔 =  
𝑘
𝜇
𝑝𝑘−𝑝𝑐
ln
𝑅𝑘
𝑟𝑐
1
𝑟
=  
𝑄
2𝜋ℎ
1
𝑟
=  
𝑞
2𝜋𝑟
                                                                        (3.4) 
где q=Q/h - дебит скважины - стока, приходящийся на единицу толщины 
пласта. 
Но для плоскорадиального потока; 
𝜔 =  −
𝒅Ф
𝒅𝒔
=  
𝒅Ф
𝒅𝒓
          откуда; 
𝑑Ф =  𝜔𝑑𝑟 =  
𝑞
2𝜋
𝑑𝑟
𝑟
 
и после интегрирования получим выражение потенциала для точечного 
стока на плоскости: 
Ф =  
𝑞
2𝜋
ln 𝑟 + 𝐶            ,                                                                                (3.5) 
где С - постоянная интегрирования 
Таким образом, потенциал в окрестности скважины-стока 
пропорционален логарифму расстояния г от стока (центра скважины). При г = 0 
и г = ∞ функция In г обращается в бесконечность, поэтому потенциал в этих 
точках теряет смысл [94]. 
Для точечного источника справедливы все написанные формулы, но 
дебит q считается отрицательным (q<0). 
На основе свойств уравнения Лапласа, которым описывается 
распределение давления и потенциала в установившихся потоках жидкости в 
пласте, в подземной гидравлике разработан метод решения сложных 
гидродинамических задач, названный методом суперпозиции (методом 
наложения). 
Математический смысл метода суперпозиции заключается в том, что если 
имеется несколько фильтрационных потоков с потенциалами Ф𝟏(х, у, z), Ф𝟐(х, у, 
z), ... , Ф𝟑(x, у, z), каждый из которых удовлетворяет уравнению Лапласа, т. е. 
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𝜕2Ф𝑖
𝜕𝑥2
+
𝜕2Ф𝑖
𝜕𝑦2
+
𝜕2Ф𝑖
𝜕𝑧2
= 0 𝑖 = 1, 2, … , 𝑛                                                            (3.6) 
Гидродинамический смысл метода суперпозиции состоит в том, что 
изменения давления и потенциала в любой точке пласта, вызванные работой 
каждой скважины (добывающей или нагнетательной), алгебраически 
суммируются в каждой точке пласта. При этом суммарная скорость 
фильтрации находится как сумма векторов скоростей фильтрации, вызванных 
работой каждой скважины. 
Метод суперпозиции можно использовать не только в бесконечных 
пластах, но и в пластах, имеющих контур питания или непроницаемую границу 
той или иной формы. В этом случае для выполнения тех или иных 
условий на границах приходится вводить фиктивные скважины-стоки или 
скважины-источники за пределами пласта. Фиктивные скважины в 
совокупности с реальными обеспечивают необходимые условия на границах. 
При этом задача сводится к рассмотрению одновременной работы реальных и 
фиктивных скважин в неограниченном пласте. Этот метод называется методом 
отображения источников и стоков. 
Таким образом, используя метод суперпозиции с учетом потенциалов 
задействованных скважин, можно получить коэффициенты взаимного влияния 
скважин (интерференция). 
Далее эти коэффициенты закладываются в упрощенную нейросетевую 
модель, выполненную в виде нейронной сети с обратным распространением 
ошибки, где процедура обучения включает представление набора пар входных 
и выходных образов [38,42]. Сначала нейронная сеть на основе входного 
образа создает собственный выходной образ, а затем сравнивает его с 
желаемым (целевым) выходным образом. Если различий между фактическим и 
целевым образом нет, то обучения не происходит. В противном случае веса 
связей изменяются таким образом, чтобы различие уменьшилось.  
Алгоритм обратного распространения — способ ускоренного расчета 
компонент градиента (метод параметрической настройки сети). Идея метода в 
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том, чтобы представить Ер в виде сложной функции и последовательно 
рассчитать частные производные по формуле для сложной функции, алгоритм 
обратного распространения ошибки, был предложен Румельхартом и 
Хинтоном в 1986 году. 
Таким образом, алгоритм обратного распространения может быть 
представлен в виде следующих шагов: 
1) присвоить начальные значения величинам 𝜔𝑖𝑗𝜔𝑗𝜂 и а; 
2) подать на нейронную сеть входной сигнал —вектор депрессий 
скважин (𝛥Р). Задать соответствующий ему желаемый выход 𝜏𝑘— суммарный 
дебит нефти, вычислить 𝑄𝐻𝐸 , 𝑄𝑗  и 𝛿𝑘 по формуле: 
𝛿𝑘 = 𝑄𝐻𝐸(1 − 𝑄𝐻𝐸)(𝑡𝑘 − 𝑄𝐻𝐸) 
3) изменить веса связей на величену  : 
 Δ𝜔(𝑡 + 1) = 𝜂𝛿𝑘𝑂𝑗 + 𝛼Δ𝜔𝑗(𝑡)                                                                   (3.7) 
𝛿𝑗 = 𝑂𝑗(1 − 𝑂𝑗)𝛿𝑘𝜔𝑗      
5) изменить веса связей на вели
Δ𝜔𝑖𝑗(𝑡 + 1) = 𝜂𝛿𝑗Δ𝑃𝑖 + 𝛼Δ𝜔𝑗𝑖(𝑡)                          (3.8)
 6) положить t —> / + 1 и перейти к шагу 2
(3   
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Диаграмма сигналов в сети при обучении по алгоритму обратного 
распространения показана на рисунке 3.6. 
 
 
 
 
 
 
Итак, алгоритм согласования режимов работы группы скважин включает 
в себя следующие шаги: 
1. Обучение нейронной сети по следующей выборке. 
Для диагональной матрицы коэффициентов взаимовлияния и 
коэффициентов нефтесодержания продукции получают значения депрессий и 
соответствующих им суммарных дебитов, и создается обучающая выборка. 
Обучающая выборка представляет собой набор обучающих пар, а обучающая 
пара — вектор депрессий скважин и соответствующий суммарный дебит 
То есть задаемся депрессиям (𝛥𝑃)  и по следующей формуле вычисляем 
суммарный дебит 𝑄𝐻𝐸: 
𝑄𝐻Σ = Σ𝑖=1
𝑛 𝑞𝑖(𝑎𝑖 − 𝛽𝑖𝑞𝑖)                                                  (3.9) 
где 𝑞𝑖- дебит жидкости каждой скважины, вычисляется следующим 
образом: 
𝑞𝑖 = 𝜅𝑖Δ𝑃𝑖 
В результате получаем обучающую выборку вида 
Δ𝑃11, Δ𝑃21…….Δ𝑃𝑛1 
𝑄𝐻𝐸1 
 
 
Рисунок 3.6 - Диаграмма сигналов в сети при обучении по алгоритму обратного 
распространения 
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𝛥𝑃12, 𝛥𝑃22……..Δ𝑃𝑛2 
 𝑄𝐻𝐸2 
           Δ𝑃1𝑘, Δ𝑃2𝑘……..Δ𝑃𝑛𝑘 
 𝑄𝐻𝐸𝑘 
где п — число скважин в группе;  
      к — объем обучающей выборки. 
2. Поиск на нейронной сети рационального режима работы объекта с 
помощью градиентного алгоритма [38, 113]
3. Реализация на объекте найденных на модели управляющих 
воздействий. В качестве объекта предложена модель группы скважин вида: 
𝐴𝑞 = Δ𝑃                                                                                                       (3.10)  
где А — матрица коэффициентов взаимовлияния скважин по депрессии, 
удовлтворяющая условию 
𝑎𝑖𝑗 = 𝑎𝑗𝑖  𝑖 ≠ 𝑗                                                                                              (3.11)  
𝑞 = (𝑞1,𝑞2……𝑞𝑛)— вектор дебитов скважин по жидкости; 
 ∆𝑃 = (∆𝑃,1 , ∆𝑃2 … … … . ∆𝑃𝑛— вектор депрессий скважин;  
п — число скважин в кусте. 
4. Дообучение нейронной сети по полученным данным с объекта о 
реализованных управляющих воздействиях и достигнутом значении целевой 
функции и переход к шагу 2 [48]. 
Выбор количества нейронов в скрытом слое зависит от количества 
анализируемых скважин. 
Так же доказано, что трехслойная сеть может выполнить любое 
преобразование, которое способна осуществить нейронная сеть с большим 
количеством скрытых слоев [108,112]. 
Поиск рационального числа нейронов на скрытом слое начинается с 
минимального, затем добавляется по одному нейрону, при этом добивается от 
модели желаемая точность преобразования. 
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Несмотря на многочисленные успешные применения обратного 
распространения, оно не является единственно возможным решением. Один из 
основных недостатков неопределенно долгий процесс обучения 
Итак, функциональная схема подсистемы управления группой скважин 
имеет вид (рисунок 3.7).  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 3.7 - Функциональная схема подсистемы управления группой 
нефтяных скважин 
 
На рисунке 3.7 показано, что подсистема управления группой скважин 
состоит из двух контуров. В первом контуре происходит обучение 
нейросетевой модели с нормализацией значений входных и выходных 
векторов. На втором контуре рассчитывается коэффициент производительности 
скважин с учетом коэффициентов взаимовлияния скважин, где учитывается как 
давления, так и свойства призабойной зоны (скин-фактор). 
Таким образом, упрощенная нейросетевая модель участка нефтяного 
пласта генерирует рациональные дебиты для каждой скважины из группы 
скважин в составе куста с учетом их взаимного влияния и свойств призабойной 
зоны нефтяной скважины, значения которых далее поступают на модуль 
расчета согласованного управляющего воздействия. 
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3.2 Система регулирования числа качаний СШН установки 
 
Система управления СШН установкой позволяет согласовать 
производительность насосного оборудования со скоростью притока жидкости к 
забою скважины, а также регулирует процесс разработки пласта путем 
поддержания заданной скорости перемещения контура нефтеносности за счет 
регулирования количества отобранной из пласта жидкости и закачанной в него 
воды. Для получения требуемых производительностей используется 
нейросетевой анализ динамограмм, т.е. усилий на полированном штоке в 
зависимости от его положения. 
Задача регулирования сводится к установлению скорости откачки, равной 
скорости притока жидкости к забою скважины, т.е. чтобы выполнялось 
равенство: 
𝑑𝑄
𝑑𝑡
− 1440𝑛𝐾𝑛𝐷
𝑑𝑆
𝑑𝑇
= 0                                                                             (3.11) 
где dQ/dt - скорость изменения дебита скважины, 
п - число качаний СШНУ, 
D - площадь плунжера, 
dS/dt - скорость перемещения плунжера, 
кп - коэффициент подачи. 
В данном уравнении только одна переменная может быть подвергнута 
регулированию n, с помощью которой выполняется тождество баланса притока-
откачки жидкости [63]. 
Исходными данными для регулирования являются динамограммы. 
Расшифровку динамограмм на классы и выдачу информации о состоянии 
СШНУ производит локальный контроллер с помощью нейронной сети. Он 
формирует также управляющий сигнал и выдает его на регулятор. 
Функциональная схема локальной системы управления СШН установкой 
представлена на рисунке 3.8. 
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N -число оборотов, производимых двигателем; п - число качаний СШНУ после 
регулирования; ДР - депрессия, создаваемая насосным оборудованием; S(t) - перемещения 
штока плунжера во время работы СШНУ; P(t) - Усилия на полированном штоке СШНУ; Q(t) 
- дебит нефти из скважины; X - сигнал управления. 
Рисунок 3.8 - Функциональная схема локальной системы управления 
СШН установкой 
 
При поступлении информации от динамографа на контроллер в режиме 
реального времени с датчика усилия, контроллер обрабатывает эту 
информацию и формирует динамограмму и в целях уменьшения времени и 
затрат на распознавание и определение сигнала управления в зависимости от 
вида динамограммы мы нуждаемся в ее предварительной обработке. 
Предварительная обработка заключается в том, что мы сокращаем 
количество обрабатываемой информации и берем только те точки 
динамограммы, которые характеризуют ее общую структуру. После проведения 
анализа был сделан вывод об использовании оптимального количества точек, 
которые подаются в виде вектора X = { 𝑥𝑖:¡=0...n-1}, n=2500 или в виде 
матрицы 50x50. 
При анализе различных методов распознавания образов выбраны 
нейронные сети в силу ряда положительных аспектов: 
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• способность находить зависимость между большим количеством 
входных и выходных величин 
• возможность распознавания образов сложной формы 
• гибкость 
• точность 
Среди множества разновидностей нейронных сетей выбрана сеть 
Хемминга [59], так как она удовлетворяет ряду основных требований к 
распознаванию и идентификации неисправности работы СШНУ, таких как: 
специализация сети в сфере распознавания образов, выходные данные 
представляются в виде чисел, что повышает точность распознавания, простота 
структуры нейронной сети Хемминга. 
Путем экспериментального подбора структуры сети Хемминга, была 
выбрана сеть со следующими характеристиками : входных сигналов 2500 т.е. 
50x50, нулевой слой содержит 2500 псевдонейронов т.е. заменен на матрицу 
весовых коэффициентов, первый слой 10 нейронов и 25000 синапсов, второй 
слой 10 нейронов и 110 синапсов. 
Нейронная сеть является одним из основных элементов системы 
автоматизации управления работы скважины и придает ей такое понятие как 
«интеллектуальная скважина». Интеллектуальная скважина включает в себя 
ряд датчиков в данном случае это динамограф, скважинное оборудование, 
оснащенное системой управления, аппаратно выполненной на базе 
контроллера. 
Алгоритм функционирования сети Хемминга следующий: 
1 На входы сети подается неизвестный вектор X = {х^ч=0...п-1}, исходя 
из которого рассчитываются состояния нейронов первого слоя (верхний индекс 
в скобках указывает номер слоя): 
𝒚𝒋
(𝟏)
= 𝑺𝒋
(𝟏)
= 𝜮𝒋=𝟎
𝒏−𝟏𝒘𝒊𝒋𝒙𝒊 + 𝑻𝒋, = 𝟎 … 𝒎 − 𝟏        (3.12) 
После этого полученными значениями инициализируются значения 
аксонов второго слоя: 
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𝒚𝒋
(𝟐)
= 𝒚𝒋
(𝟏)
 , j=0….m-1       (3.13) 
2 Вычислить новые состояния нейронов второго слоя: 
   𝑆𝑗
(2)(𝑝 + 1) = 𝑦𝑗(𝑝) − 𝜀𝛴𝑘=0
𝑚−1𝑦𝑘
(2)(𝑝), 𝑘 ≠ 𝑗, 𝑗 = 0 … . 𝑚 − 1                (3.14) 
и значения их аксонов: 
𝒚𝒋
(𝟐)(𝒑 + 𝟏) = 𝒇 [𝒔𝒋
(𝟐)(𝒑 + 𝟏)] , 𝒋 = 𝟎 … . . 𝒎 − 𝟏        (3.15) 
Активационная функция f имеет вид порога согласно рисунку 3.9, причем 
величина F должна быть достаточно большой, чтобы любые возможные 
значения аргумента не приводили к насыщению. 
3 Проверить, изменились ли выходы нейронов второго слоя за 
последнюю итерацию. Если да - перейди к шагу 2. Иначе - конец. 
 
Из оценки алгоритма видно, что роль первого слоя весьма условна: 
воспользовавшись один раз на шаге 1 значениями его весовых коэффициентов, 
сеть больше не обращается к нему, поэтому первый слой может быть вообще 
исключен из сети (заменен на матрицу весовых коэффициентов). 
Таким образом, нейронная сеть Хемминга идентифицирует состояние 
СШНУ по виду динамограммы и тем самым формирует исходную 
информацию для регулирования. 
Регулирование скорости перемещения плунжера п состоит из нескольких 
этапов. На начальном этапе устанавливается максимальная скорость п, для 
откачки жидкости из скважины, вследствие чего падает динамический уровень. 
При достижении динамическим уровнем минимального значения в 
области перфорации скважины т.е. НС выдает неисправность «незаполение 
 
Рисунок 3.9 - Активационная функция 
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насоса» и начинается следующий этап регулирования, который заключается в 
следующем: уменьшаем величину п на шаг регулирования ∆п1 , где / это номер 
итерации, при этом возможны 2 случая: 
1) Динамический уровень не изменяется, т.е. скорость притока жидкости в 
скважину меньше скорости откачки жидкости. 
2) Динамический уровень начинает расти, т.е. скорость притока жидкости в 
скважину больше скорости откачки жидкости. 
Закон управления можно отразить на графике изменения скорости во 
времени на рисунке 3.10 [46]. 
  Рисунок 3.10 – график зависимости скорости откачки по времени в 
процессе регулирования 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 3.11 - Схема алгоритма управления 
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Блок - схема алгоритма управления СШНУ приведена на рисунке 3.11. 
Реализация данного алгоритма управления произведена программно на языке 
Borland С++ Builder 5.0 (Приложение А) [15]. 
При первом запуске СШНУ происходит определение необходимой 
скорости откачки жидкости, при этом определенная скорость будет ограничена 
максимальной производительностью работы насоса при откачке 
газосодержащей жидкости, а не производительностью скважины и высота 
столба жидкости Нст над насосом начнет уменьшаться, пока после 
определенного промежутка времени не произойдет возникновение 
неисправности «незаполнение насоса). 
В случае возникновения неисправности «незаполнение насоса» 
производится нахождение необходимой скорости откачки в промежутке от 
текущих оборотов до минимально возможных согласно рисунку 3.12.  
В случае увеличения производительности скважины или вероятного ее 
постоянства, скорость накопления жидкости будет выше скорости откачки 
(рисунок 3.13) и высота столба жидкости над насосом будет увеличиваться или 
останется тогда, необходимо с последнего момента нахождения скорости 
откачки спустя определенный промежуток времени снова ее определить, но 
только направление изменения скорости при поиске необходимо увеличивать. 
 
Это объясняется необходимостью медленного изменения скорости 
качаний в виду массивности конструкции СШНУ. Если по логике надо 
изменять скорость от максимальной до текущей, то установка максимальной 
 
Рисунок 3.12 - Порядок поиска необходимой скорости ниже текущей 
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скорости происходит постепенно, а требуемый промежуток проверяется 
дважды, причем отличие первого измерения от второго заключается в 
смещении необходимой скорости в сторону больших скоростей. Таким 
образом, если производить поиск путем увеличения скорости, то мы определим 
скорость выше необходимой, и в результате через определенное время 
выявляется неисправность «незаполнение насоса» и определяется необходимая 
скорость. 
Рисунок 3.13 – порядок поиска необходимой скорости выше текущей 
 
После определения необходимой скорости откачки СШНУ переводится 
на минимальную скорость откачки на определенный промежуток времени для 
накопления столба жидкости над насосом и для работы насоса в более 
благоприятных условиях. 
Реализация данного алгоритма управления произведена программно на 
языке Borland С++ (Приложение А) [15,18]. 
Таким образом, предложен алгоритм управления добычей нефти из 
отдельной добывающей скважины, оснащенной установкой СШН установкой. 
Для получения требуемых производительностей в алгоритме управления 
использовался нейросетевой анализ динамограмм. 
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3.3 Алгоритм совместной работы подсистем управления процессом 
добычи нефти 
 
Автоматическое управление процессом нефтегазопромысловых работ 
предполагает такую организацию этого процесса, которая обеспечивает 
достижение основной цели - повышение эффективности нефтедобычи 
(снижение себестоимости единицы продукции). Для решения проблемы 
предложен модуль расчета согласованного управляющего воздействия, в 
который поступают рассчитанные дебит с трех каналов управления (рисунок 
3.14), и который работает следующим образом. 
На каждом уровне управления вычисляется требуемый диапазон дебита 
нефти для каждой скважины, и поступает на модуль расчета согласованного 
управляющего воздействия, где рассчитывается окончательное управляющее 
воздействие. 
Для выполнения окончательного управляющего воздействия необходимо 
согласовать требования всех каналов управления [64,106].
Эту задачу выполняет трехканальная система управления скважинным 
оборудованием для каждой скважины [20]. Для этого необходимо оценить 
приоритеты каждого уровня управления: 
 
1. На уровне блока экономического анализа вычисляется граничный 
дебит, при снижении ниже которого становится нерентабельным дальнейшая 
 
Рисунок 3.14 - Схема формирования управляющего воздействия на скважинное 
оборудование 
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эксплуатация скважины. Определяется каждый месяц. В трехканальной системе 
управления дебит экономического уровня анализируется с двух сторон, т.е. как 
со стороны экономической эффективности эксплуатации локальной скважины, 
так и со стороны экономической эффективности эксплуатации группы скважин. 
В случае снижения средневзвешенного дебита по выбранным критериям с 
двух каналов управления ниже расчетного, приходится решать задачу об 
останове скважины для перевода её в бездействующий фонд, или перевода в 
накопление, или под нагнетание и о продолжении её дальнейшей эксплуатации. 
2.На уровне управления группой скважин находится требуемый дебит 
нефти для каждой скважины для увеличения суммарной добычи нефти при 
имеющемся фонде скважин с учетом их интерференции. Определяется каждый 
месяц. 
3.На уровне локального управления определяется дебит, обусловленный 
скоростью притока жидкости к скважине. Он определяется каждые сутки. 
Алгоритм управления разделяется на два этапа: 
Первый этап - получение притока жидкости к скважине за счет 
использования энергии естественного режима пласта, то есть на первом этапе 
управления используются либо локальные системы управления скважин, что 
позволит восстановить давление пласта за счет согласованного отбора 
жидкости в каждой скважине (скорость притока равна скорости откачки), либо 
подсистема управления группой скважин для восстановления естественной 
интерференции скважин. 
Таким образом, алгоритм управления на первом этапе следующий: если 
значение дебита, поступившего с блока экономического анализа, будет больше 
значения дебита с уровня локального управления, предлагается одно из 
следующих геолого-технических мероприятий: перевод под нагнетание, 
перевод в накопление. 
В остальных случаях скважина является рентабельной и принимается 
решение о выборе конечного значения дебита нижеследующим образом. 
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Если значение дебита с уровня локального управления больше дебита, 
рассчитанного в блоке экономического анализа, но меньше дебита с уровня 
управления группой скважин, то для управления будет выбран дебит с уровня 
локального управления. Так как значение дебита с блока экономического 
анализа меньше остальных, то предлагаемое решение является экономически 
обоснованным. Если значение дебита с блока экономического анализа больше 
дебита с уровня управления группой скважин, но меньше дебита с уровня 
локального управления, то конечный дебит будет равен дебиту с блока 
экономического анализа. Таким образом, значение дебита с уровня управления 
группой скважин меньше дебита с уровня экономического анализа, что 
является нерентабельным для дальнейшей эксплуатации скважины. Дебит с 
уровня локального управления больше дебита с блока экономического анализа, 
что говорит о высоких потенциальных возможностях скважины, но низкий 
дебит с уровня управления группой скважин подразумевает, что при его 
понижении производительность соседних скважин вырастет так, что 
предполагаемые потери от снижения дебита на скважине перейдут в высокие 
дебиты близлежащих скважин. Значение конечного дебита принимается 
равным значению дебита, предлагаемый блоком экономического анализа. 
Если дебит с уровня управления группой скважин больше дебита с блока 
экономического анализа, но меньше дебита с уровня локального управления, то 
конечный дебит будет равен дебиту с уровня управления группой скважин 
согласно таблице принятия решения 3.1. 
 
Таблица 3.1 - Принятие решения для выхода на рабочую точку qл =q г 
Ситуация Лок. 
управление 
Упр-е гр. 
скважин 
Блок эконом, анализа Результат 
1 А В С ГТМ 
2 А С В ГТМ 
3 В А С ГТМ 
4 В С А В 
5 С А В В 
6 С В А В 
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Здесь А<В<С - значение дебитов с соответствующих каналов 
управления. 
Второй этап начинается после достижения потенциально возможных 
дебитов скважин локальной системы управления значений, равных значениям 
потенциальных дебитов подсистемы управления группой скважин. 
Таким образом, алгоритм управления на втором этапе аналогичен 
алгоритму первого этапа, за исключением того, что после восстановления 
энергии естественного режима пласта на точке пересечения кривых 
потенциальных дебитов двух систем, система управления ТП нефтедобычи 
начинает работать по алгоритму управления, использующему все три уровня 
управления согласно таблице принятия решения 3.2 и рисунку 3.15. 
 
Здесь А<В<С - значение дебитов с соответствующих каналов управления 
Как видно из таблицы 3.2, основным отличием алгоритма управления 
второго этапа является то, что результирующий дебит формируется с учетом 
работы двух уровней управлений, как их среднего арифметического с 
одновременным расчетом степени рентабельности дебита блоком 
экономического анализа. Далее значение результирующего дебита 
преобразуется в контроллере в управляющее воздействие и поступает на 
регулятор локальной системы управления СШН установкой. 
Таблица 3.2 - Принятие решения для выбора эффективного дебита одной 
скважины при совместной работе подсистем группового и локальной 
Ситуация Лок. 
управление 
Упр-е гр. 
скважин 
Блок эконом, анализа Результат 
1 А В С ГТМ 
2 А С В (С+А)/2 
3 в А С ГТМ 
4 В С А (В+С)/2 
5 С А В (С+А)/2 
6 С В А (В+С)/2 
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qг - направление изменения дебита, рекомендуемого подсистемой управления группой скважин; 
qл - направление изменения дебита, рекомендуемого локальной системой управления; 
qр - направление результирующего дебита. 
Рисунок 3.15 - График выбор эффективного дебита одной скважины при 
совместной работы подсистем группового и локальной управления 
 
Итак, предложен модуль расчета согласованного управляющего 
воздействия, в который поступают рассчитанные дебиты с трех каналов 
управления, и генерируется окончательное управляющее воздействие. 
Предложен алгоритм управления совместного функционирования двух 
подсистем и блока экономического анализа в составе системы управления ТП 
нефтедобычи. 
Результатом проведенной работы стало следующее: 
1. Предложен алгоритм управления группой нефтяных скважин для 
согласования их совместной работы с учетом взаимовлияния 
(интерференции). На базе контроллера реализована упрощенная 
нейросетевая модель участка пласта на основе нейронной сети с 
алгоритмом обратного распространения ошибки и модуль расчета 
«потенциала» каждой скважины с учетом давления и свойств призабойной 
зоны для учета внешнего влияния (окружающих скважин). 
2. Предложен алгоритм управления добычей нефти из отдельной 
добывающей скважины, оснащенной СШН установкой.  
3. Предложено использовать модуль расчета согласованного управляющего 
воздействия, на основе комбинации из рассчитанных эффективных 
дебитов для всех уровней управления.  
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4. Оценка эффективности качества управления технологическим 
процессом нефтегазопромысловых работ. 
4.1 Построение постоянно действующей гидродинамической модели 
анализируемого месторождения 
 
В данной главе рассмотрена работоспособность и технико- 
технологическая эффективность предложенных алгоритмов функционирования 
системы управления ТП нефтедобычи, которая заключается, главным образом, 
в увеличении межремонтного периода скважинного оборудования (техническая 
эффективность) и достижении максимального коэффициента нефтеизвлечения 
при использовании предложенных систем управления (технологическая 
эффективность). Оценка выполнялась посредством математического 
моделирования на базе гидродинамического симулятора. Для моделирования 
был использован гидродинамический комплекс программ Tempest MORE® 
компании Roxar. 
В данном пакете возможно с высокой степенью точности моделировать 
модели трехфазной фильтрации. Модель предполагает, что в резервуаре 
содержатся нефть, растворенный газ и вода. Нефть и растворенный газ 
смешиваются в любых пропорциях. Процесс смешивания может быть 
различным в разных частях пласта [19,29]. 
В пакете "TEMPEST MORE", при достаточной технической поддержке, 
возможно использование пространственной сетки большой размерности, что 
позволяет рассчитывать фильтрационную модель для реального 
месторождения. 
Изначально в пакетах гидродинамического моделирования 
предусмотрена визуализация входных и выходных данных, что дает 
возможность быстро оценивать результаты счета и выбирать стратегию 
дальнейшего совершенствования эксплуатации и управления [32,34].
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Время расчета вариантов управления и диагностики (в зависимости от 
размерности сетки и состава композиционной модели) - приемлемое для задач 
данного класса. 
Сервисные возможности пакета "TEMPEST MORE" позволяют 
производить расчет прогнозных вариантов управления, а также осуществлять 
адаптацию модели к истории разработки. 
С помощью модуля сбора, обработки и визуализации информации 
«Helper®» (пост-процессор) возможна выдача необходимой информации в 
виде таблиц и графиков, предусмотренных регламентом. 
Надежность фильтрационной программы "TEMPEST MORE " подтверждена 1-
м (а) и 7-м (Ь) тестами SPE (Society of Petroleum Engineers), что подтверждается 
сертификатом на программный продукт. 
a) Odeh A.S. Comparison of Solutions to Trree-Dimension Black-
Oil Reservoir Simulation Problem // JPT. - Vol. 33. - January 1981. P. 
13025. 
b) Long Nghiem, David A. Collins, Ravi Sharma. Seventh SPE 
Comparative Solution Project: Modeling of Horisontal Wells In Reservoir 
Simulation // Paper SPE 21221 presented at the SPE Symposium on 
Reservoir Simulation. - Anaheim, California, February 17-20, 1991. 
В качестве анализируемого объекта исследования для проверки 
эффективности предложенной системы управления процессом добычи нефти 
на основе нейросетевых технологий была выбрана Лемпинская площадь 
Салымского месторождения, пласты АС10 и АС11. 
В административном отношении принадлежит к двум районам Ханты- 
Мансийского автономного округа Тюменской области: к Сургутскому району 
относится северная часть, расположенная в русле реки Оби, к Нефтеюганскому 
- основная часть месторождения. 
Рассматриваемая Лемпинская площадь Салымского месторождения 
находится между крупными разрабатывающимися нефтяными 
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месторождениями - Правдинским и Приразломным, расположенными с 
востока и с запада соответственно (рисунок 4.1).  
 
Исходной информацией для создания ЦФМ являются следующие данные 
3-х мерной геологической модели (ГМ): 
-пространственное положение в объеме резервуара коллекторов и 
разделяющих их непроницаемых прослоев, пространственное положение 
стратиграфических границ пластов АС 10, 
-средние значения фильтрационно-емкостных свойств (ФЕС) в ячейках 
сетки; 
-пространственное положение начальных флюидных контактов; -
пространственные координаты скважин. 
Исходной информацией для построения фильтрационных моделей 
являются цифровые трехмерные адресные геологические модели (ГМ). 
Размерности исходных ГМ приведены в таблице 4.1. 
 
 
 
Рисунок 4.1 - Месторасположения Лемпинской площади Салымского 
месторождения 
Таблица 4.1 - Параметры исходные геологических моделей пластов АС 10 и 
АС11 Лемпинского месторождения и пластов АС11 
Пласт, участок Размер ячейки, м Размерность модели Всего ячеек 
АС10 100 х 100x0.5 180x230x40 1656000 
АС11  100 х 100x0.4 180x230x80 3312000 
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Для пластов АС 10 и АС 11 Лемпинского месторождения строилась 
единая геологическая сетка. Сетка ГМ выбиралась равномерной по горизонтали 
(в направлениях X и Y) и криволинейной по вертикали (в направлении Z) [47]. 
В каждой геологической ячейке задавались сеточные фильтрационно-
емкостные параметры пласта: 
-коэффициент эффективной насыщенной толщины пласта;  
-коэффициент открытой пористости; 
-тензоры абсолютной проницаемости в направлениях X, Y и Z. 
По данным инклинометрии каждой скважины и координатам устья 
скважины рассчитывались пространственные координаты вскрытия пласта 
скважиной и определялись интервалы перфорации. 
Данные о границах контактов флюидов, такие как:  
-расположение контура нефтеносности;  
-поле эффективных нефтенасыщенных толщин; 
-граница водонефтяного контакта, использовались для определения 
расчетной области фильтрационной модели (ФМ). 
Специализированная база, регулярно обновляемая по каждому объекту 
разработки, содержит следующую информацию:  
-номер скважины;  
-сеточные координаты скважин; 
-данные о месячных отборах (нагнетании) по скважинам и по фазам 
(нефть, вода, газ), дебитах (приемистости) скважин по фазам;  
-фактический и приведенный радиусы скважин; 
 -устьевые, забойные давления;  
-дебиты и коэффициенты продуктивности;  
-начальные давления и температура пластов АС 10 , АС11 и БС6 -
технологические режимы работы скважин; 
-число часов работы каждой скважины в месяц; 
 -мероприятия на скважинах; 
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-результаты и обработка данных гидродинамических исследований 
скважин (на стационарных режимах, КВД, КВУ); 
-сведения о техническом состоянии скважин и режимах их работы 
(способы подъема жидкости, характеристики насосов, высота подвески и т.д.).
Используемая на предприятии многопользовательская база позволяет по 
SQL запросам выборочно передавать необходимую информацию в цифровую 
фильтрационную модель каждого пласта. 
Исходные данные для фильтрационного моделирования по их 
происхождению делятся на три типа: 
-передаваемые из геолого-математической модели; 
-полученные в результате промысловых исследований и испытаний; 
-определяемые в лабораторных исследованиях. 
Интегральная погрешность входных данных для построения 
фильтрационной модели по экспертным оценкам составляет не менее 15-20 %. 
Промысловые исследования охватывают от 33 до 100 % площади объекта 
эксплуатации и могут дать неплохой результат по вопросу корректировки и 
уточнению входной информации для ФМ. 
В общем случае при моделировании пласта (рисунок 4.2), делаются 
следующие шаги: 
1. Определяются цели исследования. 
2. Разрабатывается или выбирается соответствующий симулятор. 
3. Просматриваются, собираются и оцениваются соответствующие 
данные. 
4. Осуществляется предварительный запуск для определения параметров 
и ограничений модели. 
5. Адаптируется по доступной истории. 
6. Предсказывается поведения при различных сценариях разработки.  
7. Анализируются результаты. 
8. Планируются дополнительные работы. 
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Рисунок 4.2 - Схема процесса моделирования месторождения 
В ходе адаптации модели на примере АС 10 Лемпинского месторождения 
уточнялись модифицированные функции относительной фазовой 
проницаемости (ОФП) [65]. Окончательный вид приведен в таблице 4.2. 
Результаты адаптации фильтрационной модели пласта АС 10 
Лемпинского месторождения приведены на рисунках 4.3 - 4.5. На рисунке 4.3 
приводится суточный дебит, рассчитанный по модели в сопоставлении с 
фактическими данными за всю историю разработки, а на рисунке 4.4 - 
накопленные показатели добычи нефти. На рисунке 4.5 в сравнении показана 
обводненность продукции (факт, расчет). А на рисунках 4.6 - 4.8 
(кросс-плот) отображается качество расчета по фильтрационной модели таких 
показателей как накопленная добыча нефти по всем скважинам, участвующих 
в разработке объекта, дебита нефти и забойных давлений на последнюю дату. 
Таблица 4.2 - Вид модифицированной функции ОФП для пласта АС 10 
Лемпинского месторождения (по данным адаптации ФМ) 
Ср. проницаемость, мкм 
Вид модифицированных функции ОФП нефти и воды 
0,438 КН=0,523.8н
3
'
374+0
'
938"; Кв=0,145.3в
1
'
23+0
'
28в, Б„ + 8В=1 
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Рисунок 4.3 – Динамика дебита нефти (факт-расет) для пласта АС10 
Лемпинского месторождения 
 
 
Рисунок 4.4 – накопленная добыча нефти (факт-расчет) для пласта АС10 
Лемпинского месторождения 
 
 
Рисунок 4.5 - Обводненность продукции (факт-расчет) для пласта АС 10 
Лемпинского месторождения 
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Рисунок 4.7 - Кросс-плот дебита нефти по скважинам (на 01.11.2004 г.). Пласт 
АС 10 Лемпинского месторождения 
 
Рисунок 4.8 - Кросс-плот забойных давлений по скважинам  
(на 01.11.2004 г.). Пласт АС 10 Лемпинского месторождения 
 
 
Рисунок 4.6 - Кросс-плот накопленной добычи нефти по скважинам (на 
01.11.2004 г.). Пласт АС 10 Лемпинского месторождения 
 
 факт, атм 
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При этом по горизонтальной оси откладывались фактические данные по 
скважинам, а по вертикали - расчет по модели. Видно хорошее совпадение 
фактических данных с расчетными данными. Как видно на рисунках 4.6 - 4.8, 
для значительного большинства скважин точки с координатами (Факт, Расчет) 
выстраиваются вдоль диагональной линии. 
Таким образом, в выше сказанном рассмотрены причины выбора 
гидродинамического комплекса программ Tempest MORE® компании Roxar и 
созданных фильтрационных моделей пластов АС 10, АС 11 Лемпинского 
месторождения, которые могут быть использованы для расчета прогнозных 
вариантов управления. 
 
4.2 Оценка эффективности подсистемы управления группой скважин 
по имитационной модели 
 
Подсистема управления группой нефтяных скважин позволяет 
согласовать производительность насосного оборудования на каждой скважине 
для их совместной работы в группе скважин с учетом взаимовлияния 
(интерференции). Система выполнена в виде модуля на кустовом контроллере 
системы. Для проверки работоспособности системы и оценки ее эффективности 
использовалась имитационная модель, выполненная программным путем на 
базе Borland Delphi 6, также моделировалась трехслойная нейронная сеть с 
обучением по эксплуатационным данным, входами которой являются 
депрессии скважин. 
Исходными данными, необходимыми для имитации функционирования 
системы является геологическая модель, а также история разработки 
месторождения [105]. 
Нелинейная задача включает множество независимых переменных, 
взаимосвязанных со значением целевой функции. Целью является нахождение 
такого множества значений независимых переменных, которое максимизирует 
целевую функцию. 
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Во многих практических ситуациях функциональная связь между 
независимыми переменными и целевой функцией неизвестна и фактически не 
может быть известной. Задача решается следующим образом. 
Система наблюдается, и собираются данные для составления обучающего 
множества. Каждый элемент обучающего множества состоит из замеров во 
время наблюдений и включает значения всех входов (входной вектор, 
депрессии) и всех выходов (выходной вектор, суммарный дебит нефти). 
Сеть обучается на этом обучающем множестве. Обучение состоит из 
предъявления входного вектора, вычисления выходного вектора, сравнения 
выходного вектора с входным вектором, полученным в процессе наблюдений, и 
коррекции весов, минимизирующей разность между ними. Каждый входной 
вектор предъявляется по очереди, и сеть частично обучается. После большого 
числа предъявлений входных векторов сеть сойдется к решению, которое 
минимизирует разность между желаемыми и измеренными выходами системы. 
Фактически сеть строит внутреннюю модель неизвестной системы. Если 
обучающее множество достаточно велико, сеть сходится к точной модели 
системы. Если сети предъявить некоторый входной вектор, отличный от 
любого из векторов, предъявленных при обучении, то полностью обученная 
сеть выдаст тот же самый выходной вектор, что и настоящая система. 
Максимизируется целевая функция. Целевая функция выходов должна 
быть сконструирована таким образом, чтобы выражать степень 
«удовлетворительности» результата. Теперь входы становятся переменными 
для обученной сети. Они подстраиваются с помощью того же самого 
обучающего алгоритма, применяющегося для выставления весов на 
предыдущем шаге, и используются для максимизации целевой функции [49]. 
Во многих случаях могут присутствовать ограничения, накладываемые 
задачей. Эти ограничения (которые могут быть сложными выражениями) могут 
быть легко учтены отбрасыванием на последнем шаге любого изменения 
входной переменной, которое нарушает ограничение. 
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Путем оценки потенциалов скважин и соотнесением их с 
коэффициентами продуктивности находится матрица взаимовлияния 
добывающих скважин А, с использованием которой рассчитывается 
суммарный дебит скважин для обучения трехслойной нейронной сети. 
Выборки для обучения получаются путем задания допустимых пределов 
изменения депрессии на скважинах и шага его изменения. 
После обучения сети выборкам выбирается желаемая суммарная добыча 
из скважин и обратным распространением находится значения депрессий для 
каждой скважины. 
При подаче значений депрессий на вход нейронной сети получаем на 
выходе получается возможный суммарный дебит скважин при исполнении 
депрессий на месторождении. 
В качестве анализируемой области был выбран участок добывающих 
скважин на Лемпинской площади пласта АС10 со следующими номерами 507, 
508, 324, 325, 521, согласно рисунку 4.9.  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 4.9 - Анализируемая область для управления группой скважин 
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Для анализируемых скважин получена матрица взаимовлияния А 
путем расчета потенциала каждой скважины (глава 3) таблица 4.3 
 
 
Таким образом, данные с геологической модели, данные по разработки и 
выборки загружаются в программный модуль CSGW (система управления 
группой скважин), основное окно программы показано на рисунке 4.10. 
Параметр dPmin ограничивает минимальное значение депрессии на 
скважинах. 
Параметр dPmax ограничивает область поиска максимально создаваемой 
депрессии на скважинах. 
Параметр «step dP» задает шаг изменения депрессии при обучении 
нейронной сети и генерации обучающих выборок. 
Число нейронов на скрытом слое задается соответствующим параметром 
и позволяет легко конфигурировать структуру нейронной сети. 
Параметр «Крутизна сигмоиды» позволяет управлять свойствами 
нейронной сети. 
Скорость обучения задается в соответствующем поле. 
Таблица 4.3 - Матрица взаимовлияния группы из пяти скважин 
№ скв. 507 508 324 325 521 
507 0,4721 0,0085 0,0232 0,0072 0,0025 
508 0,0085 0,5315 0,0063 0,0921 0,0012 
324 0,0232 0,0063 0,6442 0,0083 0,0097 
325 0,0072 0,0921 0,0083 0,9497 0,0324 
521 0,0025 0,0012 0,0097 0,0324 0,7021 
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Рисунок 4.10 - Основное окно программного модуля системы управления 
группой скважин 
 
Ограничения на окончание процесса задаются остальными параметрами, 
к ним относятся: максимальное допустимое значение ошибки, при котором 
считается, что сеть обучена по анализируемой выборке, количество итераций 
(эпох) при обучении нейронной сети. Дальше перечислены дополнительно 
подключаемые опции для ограничения процесса обучения. 
В правой половине основного окна модуля системы управления группой 
скважин отображаются текущие характеристики для нейронной сети, которые 
позволяют дополнительно визуально контролировать процесс обучения. При 
необходимости существует возможность отображения значения ошибки в 
процессе обучения нейронной сети графически путем выбора опции «Показать 
график сходимости». 
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Рисунок 4.11- Меню «Файл» основного окна программы CSGW 
Для начала работы загружаются исходные данные путем поочередного 
выбора их из меню «Файл» основного окна модуля системы управления 
группой скважин, как показано на рисунке 4.11. 
По завершению загрузки необходимо ввести параметры системы 
управления группой скважин и нажать на кнопку «Обучить». 
При обучении нейронной сети для 5 скважин экспериментально было 
получено, что при количестве нейронов в скрытом слое от 10 до 31 за 10000 
итераций обучения стабильно достигалась погрешность 0.001, при выходе за 
эти пределы сходимость обучения не достигала заданной точности или 
показывало нестабильность обучения. Поэтому число нейронов в скрытом слое 
для пяти скважин было выбрано 20. 
В результате нейронная сеть обучается по загруженным выборкам и по 
окончанию обучения находятся рациональные значения депрессий для каждой 
скважины и прогнозируемый суммарный дебит, например, при анализе 
выбранных скважин на 01.01.2010 были получены следующие рекомендуемые 
значения депрессий: 
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∆𝑃507 = 76атм, ∆Р508 = 83 атм, ∆Р324 = 102атм, ∆Р325 = 141атм, ∆Р521
= 98атм 
При этом получается максимальная суммарная добыча 93 т/сут. (было 78 
т/сут). 
В случае проверки системы управления на базе гидродинамической 
модели необходимо пошагово вносить корректирующие воздействия на 
эксплуатируемые скважины и производить до обучение. В гидродинамическую 
модель заложены данные по последним измерениям, но в процессе 
эксплуатации эти данные претерпевали изменения. Этот процесс реализуется 
путем внедрения в исходные данные ошибки, которая уменьшается к моменту 
окончания расчета [103]: 
X=X*(l±e*(n-i)/n), 
где е = 10% - максимальная ошибка на начальной стадии расчета;  
Х- анализируемая величина; 
n - количество обучений нейронной сети;  
i - текущее число обучения нейронной сети. 
Для реализации процедуры проверки системы управления группой 
скважин, где использована нейронная сеть с обратным распространением 
ошибки, был создан программный модуль, функционирующий совместно с 
гидродинамическими моделями, рисунок 4.12. 
Для начала работы программного модуля имитации системы управления 
группой скважин вводятся следующие параметры: 
- командная строка для запуска гидродинамического симулятора; 
-командная строка для запуска программного модуля системы управления 
группой скважин; 
- управляющий файл гидродинамической модели, который содержит ее 
структуру; 
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Рисунок 4.12 - Основное окно программного модуля имитации системы 
управления группой скважин 
 
- временной шаг для расчета гидродинамической модели, который 
зависит от частоты уточнения данных по геологической модели и 
гидродинамических исследований [69]. 
По завершении ввода параметров нажимается кнопка «Запустить расчет» 
и происходит итерационный процесс до достижения даты завершения расчета. 
Этот процесс делится на следующие этапы: 
- запуск программного модуля, имитирующего подсистему управления 
группой скважин; 
- внедрение рекомендуемых результатов в процесс эксплуатации путем 
изменения конфигурационного файла; 
- запуск на расчет гидродинамического симулятора; 
- извлечение результатов расчета из гидродинамической модели. 
Этап извлечения результатов расчета гидродинамического симулятора 
реализуется путем использования модуля сбора, обработки и визуализации 
информации «Helper@. После расчета на базе гидродинамического симулятора 
«Иохаг» можно показать эффективность применения подсистемы управления 
группой скважин (рисунок 4.13). Из графика видно, что технологическая 
эффективность подсистемы управления группой скважин повысилась, то есть, 
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достигнуто максимальное значение суммарной добычи нефти анализируемых 
скважин (при учете балансовых запасов - коэффициента извлечения нефти). 
Расчеты по гидродинамической модели с применением подсистемы управления 
группой скважин показали значения суммарной добычи нефти до 2026 г., 
превышающие прогнозируемые значения при базовой добыче нефти (без 
применения подсистемы управления группой скважин) примерно на 19,1% 
(базовый 10471 т., с СУГС 12476 т.).  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 4.15 – гпафик сравнения производительности  скважин до и 
после использования СУГС 
 
         Таким образом, использование подсистемы управления группой скважин 
позволяет интенсифицировать отборы нефти, увеличивая суммарный дебит по 
нефти за счет согласованной эксплуатации интерферирующих между собой 
скважин с помощью нейросетевой рациоанализации депрессий добывающих 
скважин, что подтверждено использованием гидродинамического 
моделирования и набором программных модулей, имитирующих как 
нейронную сеть, так и подсистему управления группой скважин в целом. 
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4.3 Оценка эффективности локальной системы управления СШН 
установкой 
 
Локальная система управления СШНУ на нижнем технологическом 
уровне управления изменяет производительность насосного оборудования для 
согласования со скоростью притока жидкости к забою скважины. Для 
реализации этой функции управления использовалась нейронная сеть 
Хемминга для распознавания и идентификации состояния штанговой 
глубинной насосной установки путем распознавания динамограмм, где входные 
данные поступают в виде векторов и с помощью среднего слоя сети 
вычисляется расстояние Хемминга. Свойства сети следующие: входных 
сигналов 2500 т.е. 50x50, нулевой слой содержит 2500 псевдонейронов т.е. 
заменен на матрицу весовых коэффициентов, первый слой 10 нейронов и 25000 
синапсов, второй слой 10 нейронов и 110 синапсов. Для иллюстрации работы 
сети Хемминга была написана программа эмуляции нейросети на языке Borland 
С++ Builder 5.0 [15], для обработки и распознавания вводимых образов 
динамограмм и сопоставления их с имеющимися образцами (эталоны) 
динамограмм (приложение А). 
Для проверки эффективности локальной системы управления СШН 
установкой необходимо преобразовать принцип работы реализованной в ней 
методики на «язык гидродинамических моделей». 
Локальная система управления СШН установкой позволяет 
стабилизировать динамический уровень на скважине, что соответствует 
уравниванию скорости притока жидкости к забою скважины и 
производительности насоса. Динамический уровень является результатом 
создания определенной депрессии на забое скважины. Таким образом, 
полученное значение депрессии после уравнивания скорости притока и 
производительности насоса передается в модуль имитации локальной системы 
управления, которая на базе гидродинамической модели запускает скважины с 
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регулируемым забойным давлением, путем поддержания постоянной депрессии 
для каждой скважины (рисунок 4.14). 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 4.14 - Основное окно программного модуля имитации 
локальной системы управления СШН установкой 
 
Для начала работы программного модуля имитации локальной системы 
управления СШН установкой вводятся следующие параметры: 
- командная строка для запуска гидродинамического симулятора; 
- файл со списком скважин и соответствующими депрессиями; 
- управляющий файл гидродинамической модели, который содержит ее 
структуру; 
-временной шаг для расчета гидродинамической модели, который зависит 
от частоты уточнения данных по геологической модели и гидродинамических 
исследований. 
По завершении ввода параметров нажимается кнопка «Запустить расчет» 
и происходит итерационный процесс до достижения даты завершения расчета 
[19]. Этот процесс делится на следующие этапы: 
Внедрение рекомендуемого забойного давления в процесс эксплуатации 
путем изменения конфигурационного файла; 
- запуск на расчет гидродинамического симулятора; 
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- извлечение результатов расчета из гидродинамической модели. 
Этап извлечения результатов расчета гидродинамического симулятора 
реализуется путем использования модуля сбора, обработки и визуализации 
информации «Helper®». 
После расчета на базе гидродинамического симулятора «Roxar» можно 
показать эффективность применения локальной системы управления СШН.  
Из графика видно, что дебит исследуемой скважины по жидкости, 
вследствие применения регулируемого привода станка качалки, по расчетам на 
гидродинамической модели показал значения дебита по жидкости, 
превышающие фактические, также наблюдается стабилизация добычи 
жидкости на уровне 16 т/сут. При этом обводненность добываемой продукции 
также стабилизируется на уровне 25%, с незначительным повышением по мере 
увеличения срока эксплуатации скважины.  
При расчете на гидродинамической модели, локальная система 
управления для отдельно взятых пяти скважин в составе одного куста показала 
сумму добычи нефти из каждой скважины, превышающую базовые показатели 
добычи на 18,9% (базовый 10471 т., с ЛСУ 12458 т.). Отсюда видно, что 
локальная система управления позволяет повысить техническую 
эффективность ТП добычи нефти 
  
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 4.15 - График сравнения производительности скважин до и после 
использования ЛСУ СШНУ 
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При проектировании локальной системы управления СШНУ должна 
учитываться совместная работа агрегатов СШН установки, как надземного, так 
и подземного оборудования, адаптированных под работу с заданным пластом и 
с применением регулируемого привода. 
Таким образом, производительность СШНУ (объёмная подача насоса) 
обеспечивает заданный режим работы скважины, является основным 
критерием, характеризующим работоспособность насоса. Фактическая 
производительность определяется коэффициентом подачи. Коэффициент 
подачи насоса определяется конструктивным исполнением насоса и 
технологическими характеристиками скважины. Для группы месторождений 
анализируемого района экспериментально установленный при установленных 
условиях коэффициент подачи равен 0,65 - 0,75. 
При снижении фактического коэффициента подачи насоса до 0,4 и менее, 
технологической службой НГДП проводятся мероприятия по установлению 
причины снижения производительности насоса: оценивается работа насоса по 
динамограмме, изменение динамического уровня, при необходимости 
производится промывка клапанов, опрессовка НКТ, профилактика 
парафиноотложений и т.д. По результатам эффективности выполненных 
мероприятий и определения причины снижения производительности 
принимается решение о дальнейшей эксплуатации СШНУ. 
Для подбора оборудования была выбрана скважина №-326, 
расположенная на Лемпинской площади. Выбор сделан исходя из данных по 
динамометрии. Данные по этой скважине приведены в таблице 4.4. 
Расчёты по подбору насосного оборудования СШНУ Расчёт 
распределения давления по стволу скважины выполнен по методикам, 
приведенным в работах [43,53].  
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Глубина спуска насоса определяется, исходя из зависимости 
Рпр= (0,3-0,4)Рнас ,                                                                                     (4.1) 
где Рпр - давление на приёме насоса; 
     Рнас - давление насыщения жидкости газом. Далее с использованием 
программы, разработанной на кафедре «Разработка и эксплуатация 
нефтегазовых месторождений» УГНТУ на ЭВМ подбираются типоразмеры и 
режимы работы насосов, штанг и станков - качалок [41,79]. Результаты расчёта 
сведены в таблице 4.5. 
Как видно из полученных результатов и нижеприведённого графика 
распределения давления, давление на приёме насоса на рассматриваемой 
глубине спуска насоса равно 9 МПа, давление на выходе равно 5МПа, объём 
выделившегося газа на приёме насоса равен 25 м [115]. 
Таблица 4.4 - Исходные данные для подбора насосов 
Параметр Номер скважины 
326 
Отбор нефти, м3/сут. 15 
Обводненность продукции, доли ед. 0,24 
Газовый фактор, м3/т 164,18 
Глубина скважины, м 2112 
Сред. вел. наклона ствола скв., град. 6 
Пластовое давление, МПа 23,8 
Глубина спуска НКТ, м 1784 
Забойное давление, МПа 19 
Давление на устье, МПа 4,6 
Давление насыщения, МПа 17,5 
Внутренний диаметр ЭК, м 0,13 
Внутренний диаметр НКТ, м 0,06 
Плотность дегазир. нефти, кг/ м3 824 
Плотность попут. газа при с.у., кг/ м3 1,23 
Плотность пластовой воды с. у., кг/м3 1009 
Кол. азота в составе газа, доли ед. 0,15 
Кол. метана в составе газа, доли ед. 0,3 
Пластовая температура, К 320 
Вязкость нефти при с.у., мПа*с 0,43 
Молекулярная масса газа 26 
Кол. солей в пл. воде, г/л 14 
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Таблица 4.5 – Результаты расчета распределения физических параметров 
в скважине №326 
 
 
 
 
 
 
 
Обозначения:  
Н - глубина, м;  
Нсп - глубина спуска насоса, м; 
Р - давление, МПа; 
Рпр, Рвых - давление на приёме и на выходе насоса, МПа;  
НКТ - насосно - компрессорной труба;  
ОK- обсадная колонна. 
 
Рпр Рвык 
 
Рисунок 4.16 - График зависимости распределения давления от глубины 
 в скважине № 326 
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Таким образом, использование локальной системы управления СШН 
установкой позволяет согласовать скорость притока жидкости к забою 
скважины и производительность насосного оборудования для уменьшения 
эффекта конусообразования обводнения и, соответственно, дает возможность 
перехода от периодического режима откачки жидкости к непрерывному. 
4.4 Проверка эффективности системы управления ТП 
нефтегазопромысловых работ в целом 
 
Для реализации системы управления ТП нефтедобычи выполнен модуль, 
получающий данные о рекомендуемых дебитах с каждого уровня управления 
путем итерационного процесса, состоящего из следующих четырех этапов:
          1. Загрузка данных из фильтрационной модели 
2. Загрузка данных с каждого уровня управления 
3. Расчет рационального дебита на текущий момент времени для каждой 
из анализируемых скважин по выбранным уровням управления 
4. Запуск гидродинамического симулятора для расчета сгенерированного 
прогнозного варианта [109]. 
Основное окно модуля реализации системы управления ТП нефтедобычи 
в целом по гидродинамической модели показано на рисунке 4.17. 
Для начала работы программного модуля имитации системы управления 
ТП нефтедобычи выбираются уровни, участвующие в процессе нахождения 
рационального дебита. 
Далее выбираются следующие параметры: 
- командная строка для запуска гидродинамического симулятора; 
- управляющий файл гидродинамической модели, который содержит ее 
структуру; 
 - временной шаг для расчета гидродинамической модели. 
Для выбранных уровней системы управления ТП нефтедобычи 
уточняются управляющие параметры. 
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- локальный уровень - файл с депрессиями по скважинам; 
- уровень управления группой скважин - путь к модулю, эмулирующему 
систему управления группой скважин; 
- уровень блока экономического анализа - файл с минимальными 
экономически рентабельными дебитами по скважинам; 
- использование системы управления группой скважин для 
многопластовой залежи с применением технологии ОРРНЭО - файл со списком 
анализируемых скважин для переводов. 
При окончательном выводе результатов моделирования используется 
модуль сбора, обработки и визуализации информации «Helper », который 
позволяет загрузить результаты расчетов из гидродинамической модели для 
последующего анализа с высокой степенью гибкости [73]. 
Основное окно модуля сбора, обработки и визуализации информации 
показано на рисунке 4.18 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 4.17 - Основное окно программного модуля системы 
управления ТП нефтедобычи 
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Рисунок 4.18 - Основное окно модуля сбора, обработки и визуализации 
информации «Helper» 
На рисунке показаны кнопки, отражающие основные части 
программного модуля. В центре окна показано окно вывода, в которое 
выводятся данные о текущем состоянии загруженной информации и 
конфликтных ситуациях. Снизу показана строка состояния о загруженном 
последнем файле гидродинамической модели. 
Для анализа картографической информации выбирается опция «Карта» 
основного окна программного модуля, показанного на рисунке 4.19. 
В процессе моделирования «Helper» позволяет отображать динамику 
процесса и по завершению создает отчетную документацию. 
Таким образом, использованием «Helper» можно получить информацию 
для каждой скважины в отдельном файле Microsoft Excel. 
Также можно получить информацию для выбранной группы скважин по 
годам для анализируемых параметров. Выгрузить данные, для построения 
таблиц «8.1, 4.4, 4.5» в соответствии с действующим РД 15339-007-96 [82]. 
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Рисунок 4.19 - Окно отображения картографической информации 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 4.20 - Окно для создания отчетной документации 
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Таким образом, использование системы управления ТП нефтедобычи 
показывает значительную технико-технологическую эффективность в виде 
увеличения коэффициента извлечения нефти за счет равномерной выработки 
запасов нефти, предотвращение конусообразования и прорывов пласта и 
увеличения срока межремонтного периода эксплуатации скважин за счет 
перехода на постоянный режим эксплуатации. 
При проверке системы управления группой скважин в условиях 
эксплуатации многопластовой залежи нефти, а в данном случае использовался 
участок Лемпинской площади Салымского месторождения, анализировались 
два пласта АС 10 и АС 11 с помощью упрощенной нейросетевой модели 
участков пластов на базе гидродинамической модели программным модулем 
имитации системы управления группой скважин для многопластовой залежи, 
основное окно программного модуля двухпластовой системы управления 
группой скважин показано на рисунке 4.21. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 4.21 - Основное окно программного модуля двухпластовой 
системы управления группой скважин 
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Далее используется описанный выше программный модуль имитации 
системы управления ТП нефтедобычи в целом, рисунок 4.18, за исключением 
того, что вместо использования упрощенной нейросетевой модели одного 
пласта применяется модель для многопластовой залежи нефти. 
Таким образом, используя «Helper» и модуль имитирования системы 
диагностики и управления в целом можно получить информацию об  
изменении работы как каждой скважины в отдельном файле, так и для 
выбранной группы скважин по годам для анализируемых параметров. Также 
использование системы управления для многопластовой эксплуатации (как 
видно из графиков) позволит уменьшить срок эксплуатации месторождения, 
при этом достигается больший показатель коэффициента извлечения нефти и 
применение данной системы позволит сократить затраты на эксплуатацию 
месторождения и уменьшить срок окупаемости вложенных инвестиций. 
 
Основные выводы и результаты 
1. Разработана структура и алгоритм функционирования 
автоматизированной системы управления технологическим процессом 
нефтегазопромысловых работ на уровне технологического оборудования и 
процессов, реализация которой позволила повысить коэффициент извлечения 
нефти и снизить эксплуатационные затраты. 
2.    Разработана подсистема управления группой нефтяных скважин с 
учетом их взаимовлияния и построена упрощенная нейросетевая модель одного 
и нескольких нефтеносных пластов для многопластовой залежи. Определены 
алгоритмы управления. Реализация предложенной СУ группой скважин 
позволит повысить суммарную добычу нефти по расчетам на 
гидродинамической модели за 10 лет на 19,1%. 
3.   Построена локальная система управления отдельной добывающей 
скважиной, эксплуатируемой скважинной штанговой насосной установкой 
(СШНУ), с использованием результатов интерпретации данных нейронных 
сетей и промысловых исследований скважин. Предложена система 
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регулирования числа качаний СШН установки, применение которой приведет к 
увеличению добычи нефти за 10 лет на 18,9%, и позволит увеличить срок 
рентабельной эксплуатации скважин. 
4.  Разработан алгоритм согласованной работы подсистем нижнего 
уровня управления (локального) и верхнего (группового) управления скважин, 
реализация которого позволит повысить суммарную добычу нефти на 20,2%. 
5. Проведено моделирование работы автоматизированной системы 
управления технологическим процессом нефтегазопромысловых работ. Кроме 
того проведено опытно - промышленное внедрение разработанной системы при 
регулировании разработки Лемпинской площади Салымского месторождения. 
Результаты магистерской диссертационной работы могут быть 
использованы на предприятиях нефтедобывающего комплекса. 
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